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Resumo 
Com a crescente preocupação com o aquecimento global do planeta e as alterações 
climáticas, causadas pelas emissões de CO2, Portugal tem procurado reestruturar o seu 
parque electroprodutor com novos centros hídricos de forma a responder às metas ambientais 
estabelecidas e a aproveitar o potencial hídrico ainda existente. 
A EDP aproveitou este novo paradigma para investir na implementação de novos 
aproveitamentos hidroelétricos na Bacia Hidrográfica do Douro, como por exemplo, o 
Aproveitamento Hidroelétrico de Foz Tua (AHFT). 
Nesta dissertação é estudado o AHFT, alvo de uma análise técnica e de uma avaliação 
económica, considerando as regras de funcionamento do mercado de eletricidade para a 
venda de energia elétrica e ainda os serviços de sistema que poderá fornecer. 
A caracterização técnica das estruturas civis e equipamentos instalados permitirá uma 
melhor compreensão do funcionamento geral do AHFT, reversível, nos modos de 
funcionamento em turbinamento e bombagem. 
A partir do planeamento do projeto e dos investimentos, pagamentos e recebimentos 
durante as fases de construção e de exploração será feita uma avaliação económica do 
projeto, considerando aspetos quantitativos e qualitativos. Geralmente, quando se obtém 
uma Taxa Interna de Rentabilidade superior ao retorno exigido pelos investidores, Weighted 
Average Cost of Capital (WACC), considera-se o projeto como economicamente viável e o 
investimento é aprovado. Os aspetos qualitativos, como o desenvolvimento regional e os 
aspetos socioeconómicos da região afetada, terão também de ser considerados para viabilizar 
o investimento. 
 
Palavras-chave: Aproveitamento Hidroelétrico de Foz Tua, Análise Técnica, Avaliação 
Económica, Reversível, WACC 
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Abstract 
Due to the growing concerns about the global warming and climate change, caused by CO2 
emissions, Portugal has sought to restructure its electricity generating infrastructure with 
new hydroelectric power facilities in order to achieve the established environmental goals 
and to utilize the existing water potencial.  
EDP took advantage of this new paradigm for investing in the implementation of new 
hydroelectric plants in the Douro River Watershed such as the Foz Tua Hydroelectric Plant 
(FTHP). 
This thesis studies the FTHP, target of a technical analysis and an economic evaluation, 
considering the rules of the electricity market operation regarding the sale of electrical 
energy and the ancillary services that can be provided. 
The technical characterization of civil structures and installed equipment will allow a 
better understanding of the FTHP’s global operation, a pumped-storage plant, in both 
generation and pumping operation modes. 
From the project planning, the investments and payments made and the receipts during 
the construction and exploitation phases, there will be an economic evaluation of the 
project, considering both quantitative and qualitative aspects. Generally, when the Internal 
Return Rate outweights the return demanded by the investors, Weighted Average Cost of 
Capital (WACC), the project is considered to be economically viable. The qualitative aspects, 
such as the regional development and socioeconomic aspects regarding the affected regions, 
should also be taken into consideration for the project to be economically viable. 
 
Keywords: Foz Tua Hydroelectrical Plant (FTHP), Technical Analysis, Economic 
Evaluation, Pumped-Storage Plant, WACC  
  
  
vi 
 
 
 
 
 
 
 
 
vii 
Agradecimentos  
Aos meus familiares, ao meu irmão e, acima de tudo, aos meus pais por sempre me 
apoiarem e por sempre terem feito tudo ao seu alcance para que nunca me faltasse nada ao 
longo de todos estes anos. 
Ao Prof. Dr. António Machado e Moura por todo o apoio, disponibilidade, incentivo e 
dedicação demonstrada durante estes meus anos de faculdade, em especial neste último 
semestre. 
À EDP Gestão de Produção pela oportunidade concedida para realizar este trabalho, sem 
dúvida bastante atual e importante nos tempos que correm, para além de ter sido 
extremamente interessante. 
Aos Engenheiros Virgílio Mendes e José Carlos Sousa por toda a disponibilidade, simpatia e 
apoio sempre prestado ao longo de todo o semestre. Um obrigado especial ao Engenheiro José 
Carlos Sousa por toda a paciência, atenção e conselhos dados ao longo da realização do 
trabalho. 
Aos Engenheiros Paulo Figueira, Paulo Vasconcelos e Carolina Alves por terem sido tão 
prestáveis sempre que foi necessário. 
Aos meus amigos que estiveram sempre presentes ao longo destes cinco anos, tanto na 
faculdade como fora dela, nos bons e maus momentos, e que me proporcionaram momentos 
que nunca serão esquecidos. 
 
 
  
viii 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
ix 
Índice 
Resumo ............................................................................................ iii 
Abstract ............................................................................................. v 
Agradecimentos .................................................................................. vii 
Índice ............................................................................................... ix 
Lista de Figuras .................................................................................. xi 
Lista de Tabelas .................................................................................. xv 
Abreviaturas e Símbolos ...................................................................... xvii 
Capítulo 1 .......................................................................................... 1 
Introdução ......................................................................................................... 1 
1.1 - Enquadramento inicial ................................................................................ 1 
1.2 - Objetivos ................................................................................................ 2 
1.3 - Estrutura do Documento .............................................................................. 3 
Capítulo 2 .......................................................................................... 5 
Hidroeletricidade em Portugal ................................................................................ 5 
2.1 - Retrospetiva Histórica ................................................................................ 5 
2.2 - Políticas Energéticas ................................................................................ 15 
2.3 - Futuro dos aproveitamentos hidroelétricos em Portugal ..................................... 20 
2.3.1 - Consumo de energia elétrica em Portugal ............................................... 20 
2.3.2 - Dependência energética e potencial hídrico por explorar em Portugal ............. 21 
2.3.3 - Novos aproveitamentos hidroelétricos e reforços de potência ....................... 22 
2.3.4 - Bacia Hidrográfica do Douro ................................................................ 24 
2.4 - Aproveitamento Hidroelétrico de Foz Tua ...................................................... 26 
Capítulo 3 ......................................................................................... 29 
Análise Técnica ................................................................................................. 29 
3.1 - Localização ........................................................................................... 29 
3.2 - Princípio de Funcionamento ....................................................................... 30 
3.3 - Planta Geral .......................................................................................... 32 
3.4 - Albufeira............................................................................................... 33 
3.5 - Barragem .............................................................................................. 34 
3.6 - Órgãos de Segurança ................................................................................ 36 
  
x 
3.6.1 - Descarregador de Cheias .................................................................... 36 
3.6.2 - Descarga de Fundo ........................................................................... 38 
3.6.3 - Dispositivo de caudal ecológico ............................................................ 40 
3.7 - Circuitos Hidráulicos ................................................................................ 42 
3.7.1 - Tomada de água .............................................................................. 43 
3.7.2 - Túneis de adução ............................................................................. 45 
3.7.3 - Restituição ..................................................................................... 47 
3.8 - Central Hidroelétrica ............................................................................... 49 
3.8.1 - Grupos geradores ............................................................................. 51 
3.8.2 - Sistema de Desafogamento da Roda ....................................................... 56 
3.8.3 - Sistema de Arranque ......................................................................... 57 
3.8.4 - Sistema de Excitação ......................................................................... 58 
3.8.5 - Sistema de Regulação de Velocidade ..................................................... 60 
3.9 - Subestação ............................................................................................ 61 
3.9.1 - Transformadores de grupo .................................................................. 62 
3.9.2 - Posto de corte e seccionamento blindado ............................................... 63 
Capítulo 4 ......................................................................................... 65 
Análise Económica ............................................................................................. 65 
4.1 - Planeamento do Projeto ............................................................................ 65 
4.1.1 - Fase de Construção ........................................................................... 65 
4.1.2 - Fase de Exploração ........................................................................... 66 
4.2 - Investimentos e Pagamentos ...................................................................... 66 
4.2.1 - Execução ....................................................................................... 66 
4.2.2 - O&M e Pessoal ................................................................................. 67 
4.2.3 - Fundo do Tua .................................................................................. 67 
4.3 - Recebimentos ........................................................................................ 68 
4.3.1 - Mercados de Eletricidade .................................................................... 68 
4.3.2 - Serviços de Sistema .......................................................................... 78 
4.3.3 - Garantia de Potência ......................................................................... 82 
4.4 - Análise Financeira ................................................................................... 82 
4.5 - Análise Quantitativa ................................................................................. 84 
4.5.1 - Análise Determinística ....................................................................... 84 
4.5.2 - Análise de Risco ............................................................................... 87 
4.6 - Análise Qualitativa .................................................................................. 94 
Capítulo 5 ......................................................................................... 97 
Conclusões ...................................................................................................... 97 
5.1 - Conclusões ............................................................................................ 97 
5.2 - Trabalhos Futuros .................................................................................... 99 
Anexos ........................................................................................... 107 
Anexo A – Investimentos, Pagamentos e Recebimentos ............................................ 107 
Anexo B – Distribuição de Investimentos .............................................................. 110 
Anexo C – Análise Financeira ............................................................................ 112 
 
xi 
Lista de Figuras 
Figura 2.1 - Potência instalada de origem hídrica e térmica (esq.) e contribuição da 
componente hídrica na potência total instalada (dir.) [1]..................................... 12 
Figura 2.2 - Produção de energia elétrica de origem hídrica e térmica (esq.) e 
contribuição da componente hídrica na produção de energia elétrica (dir.) [1]. ......... 12 
Figura 2.3 – Evolução do consumo de energia elétrica em Portugal de 2003 a 2012 [8]. ....... 14 
Figura 2.4 - Índice de Produtibilidade Hidroeléctrica [8]. ........................................... 14 
Figura 2.5 - Diagrama de carga num dia de Verão (12-08-2010). ................................... 14 
Figura 2.6 - Diagrama de carga num dia de Inverno (16-12-2010). ................................. 15 
Figura 2.7 - Cenários de evolução da procura de energia eléctrica em Portugal até 2022 
[28]. ..................................................................................................... 20 
Figura 2.8 - Histórico e perspetivas de evolução das pontas sazonais em Portugal 
Continental até 2022 [28]. .......................................................................... 21 
Figura 2.9 - Potencial hídrico não aproveitado vs dependência energética externa [32]. ..... 22 
Figura 2.10 - Aproveitamentos hidroelétricos e reforços de potência do Douro Nacional 
[34]. ..................................................................................................... 24 
Figura 2.11 - Produção hídrica média de cada Bacia Hidrográfica em Portugal entre 2004 e 
2012...................................................................................................... 25 
Figura 3.1 - Mapa da Bacia Hidrográfica do rio Tua [41]. ............................................. 30 
Figura 3.2 - Princípio de funcionamento da central hidroelétrica. ................................. 31 
Figura 3.3 - Princípio de funcionamento do AHFT em modo turbinamento (cima) e modo 
bombagem (baixo) (adaptado de [44]). ........................................................... 32 
Figura 3.4 - Planta geral do AHFT [45]. .................................................................. 32 
Figura 3.5 - Planta geral da barragem do AHFT [48]. ................................................. 35 
Figura 3.6 - Corte transversal do descarregador de cheias do AHFT [40].......................... 37 
Figura 3.7 - Perfil longitudinal da descarga de fundo do AHFT [48]. ............................... 39 
  
xii 
Figura 3.8 - Perfil longitudinal do dispositivo de caudal ecológico do AHFT [48]. ............... 41 
Figura 3.9 - Perfil longitudinal de um circuito hidráulico do AHFT [40]. .......................... 43 
Figura 3.10 - Perfil longitudinal da tomada de água do circuito hidráulico 1 do AHFT [48]. .. 44 
Figura 3.11 – Perfil longitudinal do túnel de adução do circuito hidráulico 1 do AHFT [48]. .. 46 
Figura 3.12 - Perfil longitudinal da restituição do circuito hidráulico 1 do AHFT [48]. ......... 48 
Figura 3.13 - Antevisão do projeto da central hidroelétrica e subestação do AHFT [49]. ...... 50 
Figura 3.14 - Corte transversal da central hidroelétrica do AHFT [40]. ........................... 50 
Figura 3.15 - Perfil longitudinal do Grupo Gerador 1 [48]. ........................................... 52 
Figura 3.16 - Sistema de desafogamento da roda [52]. ............................................... 57 
Figura 3.17 - Diagrama unifilar do conversor estático de frequência [52]. ....................... 58 
Figura 3.18 - Sistema de excitação dos grupos geradores [52]. ..................................... 59 
Figura 3.19 - Planta geral da subestação do AHFT [49]. .............................................. 62 
Figura 4.1 - Investimento no AHFT (preços de 2012) [40]. ........................................... 67 
Figura 4.2 - Funcionamento do mercado diário para determinado dia e hora [61]. ............. 69 
Figura 4.3 - Evolução dos preços de mercado diário no MIBEL desde Julho de 2007 até 
2012 [61]. ............................................................................................... 70 
Figura 4.4 - Estrutura das sessões do mercado intradiário [58]. .................................... 70 
Figura 4.5 - Estrutura da cascata do Douro Nacional Adaptado (DNA). ............................ 72 
Figura 4.6 - Metodologia de simulação "com Foz Tua". ............................................... 74 
Figura 4.7 - Resultado da simulação "com Foz Tua" para as primeiras 168h. ..................... 75 
Figura 4.8 - Banda de regulação secundária entre Abril de 2009 e Março de 2010 [65]. ....... 80 
Figura 4.9 - Reserva de regulação entre Abril de 2009 e Março de 2010 [66]. ................... 80 
Figura 4.10 - Relação entre VAL e taxa de actualização (i). ......................................... 85 
Figura 4.11 - Distribuição seguida pelas receitas líquidas. ........................................... 88 
Figura 4.12 - Histograma com a distribuição dos resultados do VAL (taxa de 7,8%). ............ 89 
Figura 4.13 - Histograma com a distribuição dos resultados do VAL (taxa de 7,5%). ............ 90 
Figura 4.14 - Histograma com a distribuição dos resultados do VAL (taxa de 8,0%). ............ 90 
Figura 4.15 - Distribuição normal e regra dos 3-sigmas [72]. ........................................ 91 
Figura 4.16 - Intervalos de valores do VAL para diferentes probabilidades e taxas de 
atualização. ............................................................................................ 91 
Figura 4.17 - Histograma com a distribuição dos resultados da TIR. ............................... 92 
xiii 
Figura 4.18 - Intervalos de valores da TIR para diferentes probabilidades. ....................... 93 
Figura 4.19 - Circuito multimodal do Plano de Mobilidade [74]. .................................... 95 
 
  
xiv 
 
xv 
Lista de Tabelas 
 
Tabela 2.1 – Aproveitamentos hidroelétricos construídos na década de 50 [1]. ................... 8 
Tabela 2.2 – Aproveitamentos hidroelétricos construídos na década de 60 [1]. ................. 10 
Tabela 2.3 – Aproveitamentos hidroelétricos construídos nas décadas de 70 e 80 [1]. ......... 11 
Tabela 2.4 - Aproveitamentos hidroeléctricos construídos na década de 90 [1]. ................ 12 
Tabela 2.5 - Aproveitamentos seleccionados no PNBEPH [18]. ...................................... 18 
Tabela 2.6 - Novos aproveitamentos hidroelétricos e reforços de potência previstos até 
2022 [28]. ............................................................................................... 23 
Tabela 2.7 - Escoamento em regime natural e capacidade de Armazenamento da Bacia 
Hidrográfica do Douro [36]. ......................................................................... 25 
Tabela 3.1 - Características técnicas da albufeira do AHFT [46].................................... 33 
Tabela 3.2 - Características técnicas da barragem do AHFT [46]. .................................. 36 
Tabela 3.3 - Características técnicas do descarregador de cheias do AHFT [46]. ............... 38 
Tabela 3.4 - Características técnicas da descarga de fundo do AHFT [46]. ....................... 40 
Tabela 3.5 - Características técnicas do dispositivo de caudal ecológico do AHFT [46]. ....... 42 
Tabela 3.6 - Características técnicas das tomadas de água do AHFT [46]. ........................ 45 
Tabela 3.7 - Características técnicas dos túneis de adução do AHFT [46]. ....................... 47 
Tabela 3.8 - Características técnicas dos túneis de restituição do AHFT [46]. ................... 49 
Tabela 3.9 - Características técnicas da estrutura de restituição do AHFT [46]. ................ 49 
Tabela 3.10 - Condições hidráulicas de exploração: quedas/alturas estáticas [46]. ............ 53 
Tabela 3.11 - Características dos modos de funcionamento das turbinas-bombas do AHFT 
[46]. ..................................................................................................... 54 
Tabela 3.12 - Dimensões principais das turbinas-bombas do AHFT [46]. .......................... 55 
  
xvi 
Tabela 4.1 - Principais características das centrais hidroelétricas do DNA. ...................... 73 
Tabela 4.2 - Resultados obtidos "sem Foz Tua" num Ano Normal, em média de regimes....... 76 
Tabela 4.3 - Resultados obtidos "com Foz Tua" num Ano Normal, em média de regimes. ..... 77 
Tabela 4.4 - Impacto do AFHT na cascata do DNA num Ano Normal, em média de regimes. .. 77 
Tabela 4.5 - Resultados obtidos para o VAL para diferentes taxas de actualização. ............ 86 
 
xvii 
Abreviaturas e Símbolos 
Lista de abreviaturas  
 
ACAP   Associação Automóvel de Portugal 
ADRVT   Agência de Desenvolvimento Regional do Vale do Tua 
AHFT   Aproveitamento Hidroelétrico do Foz Tua 
AIA   Avaliação de Impacte Ambiental 
APA   Agência Portuguesa do Ambiente 
AT   Alta Tensão 
BT   Baixa Tensão 
CA   Comissão de Avaliação 
CAC   Comissão para as Alterações Climáticas 
CELE   Comércio Europeu de Licenças de Emissão 
CHENOP  Companhia Hidroeléctrica do Norte de Portugal 
CNE   Companhia Nacional de Electricidade 
CPE   Companhia Portuguesa de Electricidade 
DGEG   Direcção-Geral de Energia e Geologia 
DIA   Declaração de Impacte Ambiental 
DNA   Douro Nacional Adaptado 
EBIT   Earnings Before Interest and Taxes 
EBITDA   Earnings Before Interest, Taxes, Depreciation and Amortization 
EDP   Energias de Portugal 
EIA   Estudo de Impacte Ambiental 
ENE   Estratégia Nacional para a Energia 
ERSE   Entidade Reguladora dos Serviços Energéticos 
FER   Fontes de Energia Renovável 
FPC  Fundo Português de Carbono 
GEE  Gases com efeito de estufa 
ICNF  Instituto de Conservação da Natureza e Florestas 
  
xviii 
INAG  Instituto da Água 
IPH  Índice de Produtibilidade Hidroeléctrica 
IRC  Imposto sobre o Rendimento das Pessoas Colectivas 
MAT  Muito Alta Tensão 
MIBEL  Mercado Ibérico de Electricidade 
MT  Média Tensão 
NMC  Nível Máximo de Cheia 
NmE  Nível mínimo Extraordinário 
Nme  Nível mínimo de Exploração 
NPA  Nível de Pleno Armazenamento 
OMIE  Operador do Mercado Ibérico de Energia – Pólo Espanhol, S.A. 
OMIP  Operador do Mercado Ibérico de Energia – Pólo Português, S.A. 
PDIRT  Plano de Desenvolvimento e Investimento da Rene Nacional de Transporte 
PNAC  Programa Nacional para as Alterações Climáticas 
PNAEE  Plano Nacional de Acção para a Eficiência Energética 
PNAER  Plano Nacional de Acção para as Energias Renováveis 
PNALE  Plano Nacional de Atribuição de Licenças de Emissão 
PNBEPH Programa Nacional de Barragens de Elevado Potencial Hidroeléctrico 
PRE  Produção em Regime Especial 
PRO  Produção em Regime Ordinário 
PSS  Power System Stabilizer 
RECAPE  Relatório de Conformidade Ambiental do Projecto de Execução 
REN  Redes Energéticas Nacionais 
RNBC  Roteiro Nacional de Baixo Carbono 
RNT  Rede Nacional de Transporte 
SEI  Sistema Eléctrico Independente 
SEN  Sistema Eléctrico Nacional 
SENP  Sociedade de Electricidade do Norte de Portugal 
SENV  Sistema Eléctrico Não Vinculado 
SEP  Sistema Eléctrico de Serviço Público 
SMC  Simulação Monte Carlo 
TIR  Taxa Interna de Rentabilidade 
UNESCO United Nations Educational, Scientific and Cultural Organization 
UNIPEDE International Union of Producers and Distributors of Electrical Energy 
UTAD  Universidade de Trás-os-Montes e Alto Douro 
VAL  Valor Atualizado Líquido 
WACC  Weighted Average Cost of Capital 
WES  Waterways Experiment Station 
  
 
Capítulo 1  
 
Introdução 
 
1.1 - Enquadramento inicial 
A água, fonte primitiva da vida na Terra, é uma fonte renovável, endógena e limpa que, 
quando armazenada em grandes quantidades, pode ser usada para os mais variados fins, 
como o abastecimento doméstico, irrigação de culturas e para a produção de energia 
elétrica. 
A produção de energia elétrica a partir da água armazenada será responsabilidade dos 
aproveitamentos hidroelétricos, constituídos essencialmente por uma barragem, uma 
albufeira e uma central hidroelétrica. 
Os aproveitamentos hidroelétricos caracterizam-se por uma produção bastante flexível, 
capaz de responder aos picos de carga em períodos de maior solicitação de energia elétrica. 
Tal capacidade deve-se ao facto de poderem arrancar os seus geradores quase 
instantaneamente, contribuindo para a manutenção do equilíbrio entre a produção e a carga. 
No caso de os aproveitamentos hidroelétricos serem dotados de grupos geradores reversíveis, 
existirá a possibilidade de coordenação com a produção eólica, aproveitando a energia 
produzida excedentária para armazenar água na sua albufeira, através da bombagem, para 
posterior turbinamento. 
Contudo, a construção de um aproveitamento hidroelétrico costuma ser bastante 
contestada devido aos impactos causados no ambiente e no património nas regiões 
envolventes, mesmo quando são aprovados pelos estudos de impacte ambiental bastante 
rigorosos. Como compensação, as empresas responsáveis pelo aproveitamento hidroelétrico 
financiarão medidas de compensação para benefício e satisfação das populações das regiões 
afetadas. 
Atualmente, Portugal está sujeito a rigorosas metas ambientais, tanto nacionais como 
internacionais, que visam uma política energética baseada no reforço do parque 
electroprodutor com fontes de energia renovável, livres de emissões de CO2. A hídrica, uma 
das fontes de energia renovável existente, representa uma das grandes oportunidades de 
investimento em Portugal devido ao ainda enorme potencial hídrico por aproveitar. 
 2 Introdução 
 
Com a liberalização do sector de produção de energia elétrica, as empresas tendem a 
procurar investir em tecnologias mais competitivas e eficientes no que diz respeito ao custo 
de produção. Isto acontece porque anteriormente o risco era tudo remetido aos consumidores 
finais (exceto o risco técnico de operação) devido à existência dos Contratos de Aquisição de 
Energia, que com a liberalização deixaram de existir. Sendo assim, os aproveitamentos 
hidroelétricos deverão ser considerados sob o ponto de vista da minimização dos custos de 
operação e da maximização das receitas obtidas com a venda de energia elétrica nos 
mercados de eletricidade ao longo da sua fase de exploração. 
Na fase de projeto de um aproveitamento hidroelétrico deverão ser avaliadas todas as 
possíveis soluções técnicas que poderão ser adotadas relativamente a estruturas civis e 
equipamentos a instalar no local, procurando uma minimização dos custos mas sem 
comprometer os elevados níveis de qualidade e fiabilidade exigidos a um aproveitamento 
hidroelétrico. 
A energia elétrica produzida pelas centrais hidroelétricas, assim como pelas outras 
tecnologias, será transacionada no Mercado Ibérico de Eletricidade (MIBEL). A estratégia a 
adotar pelas centrais hidroelétricas deverá passar pela maximização das receitas que obterá 
da venda de energia, através da otimização dos seus recursos hídricos, procurando vender a 
energia nas horas de maior consumo. No entanto, há que ter em conta a grande incerteza 
associada à previsão de médio e longo prazo na gestão dos recursos hídricos. 
Para que uma empresa decida investir num projeto deste tipo, uma análise económica 
será indispensável para determinar a sua viabilidade económica e se será atrativo para os 
investidores. Embora sejam importantes, os indicadores económicos não podem ser os únicos 
fatores a serem considerados, sendo de grande importância compreender quais as 
consequências que o investimento terá no desenvolvimento regional e socioeconómico das 
populações. 
Com este trabalho pretende-se então ajudar a compreender tudo o que engloba um 
investimento deste tipo sob o ponto de vista técnico e económico. O caso de estudo deste 
trabalho representa um investimento da EDP, já em construção na Bacia Hidrográfica do 
Douro, que é o Aproveitamento Hidroelétrico de Foz Tua. 
1.2 - Objetivos 
Este trabalho tem como objetivo principal analisar técnica e economicamente um dos 
novos aproveitamentos hidroelétricos em construção no rio Douro, neste caso o 
Aproveitamento Hidroelétrico do Foz Tua. Para tal, será necessário: 
 
 Conhecer a situação atual dos aproveitamentos hidroelétricos em Portugal e as razões 
que levaram à construção de novos aproveitamentos hidroelétricos, focando no caso 
em estudo; 
 Fazer uma análise técnica do aproveitamento hidroelétrico, descrevendo os principais 
elementos constituintes; 
 Calcular os recebimentos tendo em conta as características do mercado de 
eletricidade para a venda de energia e os serviços de sistema fornecidos pelo 
aproveitamento hidroelétrico à gestão técnica; 
 Fazer um estudo de sensibilidades das centrais hídricas do Douro Nacional, analisando 
qual o impacto do aproveitamento hidroelétrico em estudo numa cascata similar ao 
Douro Nacional; 
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 Avaliar financeiramente o investimento no projeto do aproveitamento em estudo; 
 Fazer uma análise de risco para avaliar o projeto de investimento do aproveitamento 
em estudo; 
 Sob o ponto de vista quantitativo e qualitativo, entender as razões que levaram à 
realização do investimento por parte da empresa responsável. 
1.3 - Estrutura do Documento 
Este trabalho está organizado em cinco capítulos. No capítulo presente é feito o 
enquadramento inicial do trabalho e são apresentados os objetivos para este trabalho, assim 
como toda a estrutura do mesmo. 
No Capítulo 2 – Hidroeletricidade em Portugal – são descritas as motivações que levaram à 
criação dos novos aproveitamentos hidroelétricos em Portugal, com especial foco na Bacia 
Hidrográfica do Douro, justificando o Aproveitamento Hidroelétrico do Foz Tua (AHFT). 
No Capítulo 3 – Análise Técnica – é feita uma caracterização técnica do AHFT através da 
análise das opções tomadas relativamente aos principais componentes constituintes do AHFT, 
como a albufeira, a barragem, os órgãos de segurança, a central e a subestação. 
No Capítulo 4 – Análise Económica – é abordada o estudo de viabilidade económica do 
projeto do AHFT. Depois de descrito o planeamento do projeto, são determinados os 
investimentos, pagamentos e recebimentos associados às fases de construção e de 
exploração. Finalizada a análise financeira do projeto, onde são calculados os cash flow ao 
longo do período do projeto, é realizada uma análise económica quantitativa do investimento 
no projeto do AHFT. Finalmente, são analisados os aspetos qualitativos inerentes à 
construção do AHFT e os impactos que estes terão na região afetada pelo AFHT. 
No Capítulo 5 – Conclusões – são apresentadas as principais conclusões retiradas da 
realização deste trabalho e feitas sugestões para trabalhos futuros relacionados com este 
projeto. 
No final deste documento está um conjunto de anexos onde estão desenvolvidas algumas 
matérias que não foram incluídas nos capítulos anteriores. Nestes anexos encontra-se o 
cálculo dos investimentos, pagamentos e recebimentos ao longo das fases de construção e de 
exploração, o cenário de distribuição de investimentos, com o cálculo dos preços correntes, e 
ainda o cálculo das rubricas necessárias para a análise financeira do projeto.  
 4 Introdução 
 
  
 
 
 
 
Capítulo 2  
 
Hidroeletricidade em Portugal 
2.1 - Retrospetiva Histórica 
Em meados do séc. XIX iniciou-se a utilização da água como força motriz para a produção 
de energia elétrica, sendo que apenas nos finais do séc. XIX é que surgiram as primeiras 
iniciativas em Portugal para o aproveitamento dos rios, por forma a reduzir a dependência 
energética nacional em combustíveis fósseis. Os primeiros aproveitamentos hidroelétricos 
criados serviam essencialmente para satisfazer consumos locais tais como iluminação pública 
e pequenas indústrias.  
A Companhia Eléctrica e Industrial de Vila Real, fundada em 1892, foi a responsável pela 
iniciação do primeiro aproveitamento hidroelétrico em Portugal, concluído por Emílio Biel, 
em 1894, a quem foi outorgada a concessão desse mesmo aproveitamento. Este localizava-se 
no rio Corgo, um afluente do Douro, no lugar do Poço do Agueirinho, com uma potência à 
volta de 120 kW e era constituído por açude. Este aproveitamento viria a ser substituído mais 
tarde por uma barragem, no sítio da Insua, e uma central, em Terrajido, também com 
potência de 120 kW [1]. 
O aproveitamento hidroelétrico de Furada, no rio Cávado, foi o segundo aproveitamento a 
entrar em serviço, em 1895 ou 1896, cuja concessão terá pertencido à Sociedade de 
Electricidade do Norte de Portugal (SENP), e que tinha uma potência instalada à volta dos 93 
kW. Neste mesmo local viria a ser instalado o aproveitamento de Penide (em 1951) pela 
Companhia Hidroeléctrica do Norte de Portugal (CHENOP). 
Foi também nos finais do séc. XIX que se considerou a hipótese de se aproveitar as águas 
do Rio Guadiana, sendo que esta informação se encontra no Projecto-Lei de Fomento Rural 
de Oliveira Martins. Este documento referia que o aproveitamento das águas do Guadiana 
seria feito a jusante da confluência do rio Dagebe, um dos afluentes da margem direita do rio 
Guadiana, local onde praticamente se encontra hoje a barragem do Alqueva. 
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Mais tarde, nos inícios do séc. XX, entraram em serviço as centrais de Riba Côa (1906), no 
rio Côa, de Caniços (1908), no rio Vizela, e ainda as centrais do Varosa da Companhia 
Hidroeléctrica do Varosa, no rio com o mesmo nome, e da Senhora do Desterro, no rio Alva, 
pertencente à Empresa Hidroeléctrica da Serra da Estrela, em 1909. 
Mesmo numa altura de grande desconforto social a nível internacional devido à I Guerra 
Mundial (1914-1918), a preocupação relativa à produção de hidroeletricidade estava sempre 
presente, existindo já várias empresas de produção de energia elétrica, destacando-se a 
Companhia Electro-Hidráulica de Portugal (criada em 1918) e a Hidro-Eléctrica do Alto 
Alentejo (criada em 1925). Estas empresas tinham como principal objetivo o abastecimento 
das cidades de Portalegre, Castelo Branco, Abrantes e a Fábrica Metalúrgica do Tramagal [2]. 
Como resultado desta preocupação, surge em 1926 a Lei dos Aproveitamentos Hidráulicos 
que regulava a produção, designadamente por via das centrais hidráulicas, o transporte e 
distribuição da energia elétrica. Foi estabelecido que cabia ao Governo promover e apoiar a 
construção de linhas de energia, como criar um fundo especial destinado a auxiliar a 
construção das centrais produtoras, designadamente hidráulicas, e a instalação de indústrias 
que interessassem à economia nacional. Esta lei serviu ainda de base para a Lei nº. 2002 do 
Eng.º Ferreira Dias, de Dezembro de 1944. 
Foi então possível assistir, até 1930, ao aparecimento de várias centrais hidroelétricas, 
maioritariamente de pequena potência, tanto para serviço público como particular, e que se 
destinavam a alimentar consumos locais e pequenas indústrias como moagens, fiação e 
tecelagem, localizadas no Vale do Ave, Covilhã e Portalegre. 
Contudo, existia o problema da falta de uma rede de transporte interligada, que não 
permitia uma melhor exploração dos recursos nacionais e da produção bastante irregular dos 
aproveitamentos a fio-de-água existentes até à data. Para além disso, a construção de 
aproveitamentos hidroelétricos em albufeira, com capacidade armazenamento da água e que 
permitem uma produção mais regular, exigem investimentos avultados que apenas são 
possíveis através da atuação do Governo [3]. 
Em 1930, o Governo começa a encarar a realização de grandes aproveitamentos 
hidroelétricos para o “aumento da produção industrial e agrícola, pela irrigação dos campos” 
(discurso de Oliveira Salazar na Sala do Risco, citado em [1]). No entanto, o potencial 
energético dos rios, bem como a topologia e geologia de cada um, eram ainda desconhecidos.  
Para resolver esse problema, os Serviços Hidráulicos e a Junta Autónoma das Obras de 
Hidráulica Agrícola realizaram vários estudos sistemáticos dos rios e da viabilidade do seu 
aproveitamento tanto para produção de energia como para abastecimento de água para rega, 
resultando na elaboração do primeiro inventário dos recursos hidráulicos nacionais. 
De maneira a preparar as medidas para a viabilização da construção dos grandes 
aproveitamentos que o Governo tinha em perspetiva, foi criada a Junta de Electrificação 
Nacional pelo Decreto nº 26 470, a 28 de Março de 1936.  
Desta forma foram sendo criadas condições para a realização dos grandes 
aproveitamentos hidroelétricos, no entanto, apenas quando o País começou a sentir os 
efeitos mais negativos da II Guerra Mundial (1939-1945) é que o problema da produção de 
energia elétrica encontrou um desfecho favorável. 
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No início de 1940, a produção de energia elétrica podia ser caracterizada da seguinte 
forma [1]: 
 
 Predomínio de recursos estrangeiros: dois terços dos recursos utilizados para produzir 
eletricidade são estrangeiros, sendo a central hidroelétrica do Lindoso também 
considerada estrangeira; 
 Predomínio de três grandes centrais: a central hidroelétrica do Lindoso e as centrais 
termoelétricas do Tejo e de Santos produziram, até ao início de 1940, mais que todas 
as outras centrais de serviço público existentes no país (à volta de 180); 
 Excessiva pulverização da potência: um total de 660 centrais onde 170 são de serviço 
público, sendo que apenas 10 dessas têm potência superior a 5 MW (3 hidráulicas e 7 
térmicas), e 484 de serviço particular, com apenas 1 de potência superior a 5 MW 
(ainda que tenha 8 grupos); 
 Elevado custo de produção: a pulverização da potência levou ao encarecimento 
excessivo do custo do kW instalado e do kWh produzido por tantas centrais. 
 
Ainda em 1940, foi apresentado um anteprojeto de um aproveitamento hidrelétrico em 
Castelo do Bode, no rio Zêzere, pelo Eng.º Zuzarte de Mendonça, na altura Chefe da 
Repartição de Estudos de Hidráulica. No ano seguinte, 1941, foram intensificados os estudos 
em curso nos Serviços Hidráulicos a mando do Eng.º Duarte Pacheco, tendo este promovido a 
revisão do anteprojeto do aproveitamento hidroelétrico de Castelo do Bode em 1942. 
No ano de 1943 foi apresentado pelos Serviços Hidráulicos o Plano Geral do 
Aproveitamento Hidroeléctrico do rio Zêzere, desde Cambas até à Foz, e o Governo decide 
então iniciar a construção dos grandes aproveitamentos hidroelétricos, definindo a orientação 
para que tal aconteça. Já em 1944 foram apresentados (também pelos Serviços Hidráulicos) 
os planos gerais do aproveitamento hidroelétrico do sistema Cávado-Rabagão (em 1944) e do 
troço nacional do rio Douro (em 1948). Foram também feitos estudos relativamente ao troço 
internacional do rio Douro e aos seus afluentes, bem como aos rios Lima, Mondego e 
Guadiana. 
É então que, em Dezembro de 1944, por ação do Eng.º Ferreira Dias, na altura 
subsecretário do Estado do Comércio e Indústria, é aprovada e promulgada a Lei nº 2002 – Lei 
da Electrificação Nacional, que estabelece as bases a que passariam a obedecer a produção, 
o transporte e a distribuição de energia elétrica, consagrando a centralização da produção e 
a preferência pela hidroeletricidade, tal como se pode ver pela Base II do documento [4]: 
“A produção de energia eléctrica será principalmente de energia hidráulica. As centrais 
térmicas desempenharão funções de reserva e apoio, consumindo combustíveis nacionais 
pobres na proporção mais económica e conveniente”. 
Desta forma, as novas centrais hídricas passariam a substituir as centrais termoelétricas a 
carvão importado (a maioria das centrais era deste tipo) no que diz respeito à produção de 
energia elétrica para consumos permanentes (com respetivo incentivo), sendo que seriam 
também responsáveis pelo fornecimento de quantidades consideráveis de energia temporária, 
por obrigação da Base XVI da Lei nº 2002: “fornecer energia para tracção, rega, indústrias 
electroquímicas e electrometalúrgicas a preços especiais, até aos limites previstos nos 
cadernos de encargos” [4]. 
Com o aparecimento desta lei, o processo de eletrificação do País foi posto em marcha, 
tendo o Governo divulgado, em 1945, a política definida em relação aos grandes 
aproveitamentos hidroelétricos. Foram também constituídas as sociedades Hidro-Eléctrica do 
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Zêzere e do Cávado, responsáveis pela exploração dos aproveitamentos dos rios do Zêzere, 
Cávado e Rabagão e deu-se início à construção dos primeiros grandes aproveitamentos 
hidroelétricos: Castelo do Bode, no rio Zêzere, com 139 MW e Venda Nova, no rio Rabagão, 
com 81 MW (inaugurados em 1951), assim como o aproveitamento de Belver, no rio Tejo, com 
32 MW, realizado pela Hidro-Eléctrica do Alto Alentejo. 
Mais tarde, em 1947, foi criada a Companhia Nacional de Electricidade (CNE), a quem foi 
outorgada a “concessão para o estabelecimento e exploração das linhas de transporte e 
subestações destinadas a interligar os sistemas do Douro e do Cávado entre si e com os 
sistemas existentes e ao abastecimento aos grandes centros de consumo” [5]. 
Ate ao ano de 1950, a evolução da potência hídrica instalada (cerca de 153 MW nesse ano) 
em Portugal deveu-se principalmente à instalação de um grande número de centrais de 
pequenas dimensões. Das 113 existentes por esta altura, apenas 7 delas tinham potência 
instalada acima dos 5 MW, destacando-se as centrais de Lindoso (53 MW) e de Santa Luzia 
(24,4 MW). 
É na década de 50 que se atinge o período de ouro da hidroeletricidade, com principal 
destaque para os desenvolvimentos das bacias dos rios Zêzere e Cávado. O ano de 1951 é 
considerado um ano “mágico” no que diz respeito aos aproveitamentos hidroelétricos, tendo 
sido concluídos 4 grandes empreendimentos: Castelo de Bode, no rio Zêzere; Venda Nova, no 
Rabagão com central sobre o Cávado; Pracana, no Ocreza; e Belver, no Tejo. Os três 
primeiros aproveitamentos (o aproveitamento de Belver apenas trabalhou em regime 
experimental) contribuíram para 300 milhões de kWh da produção nacional, o que levou à 
alteração profunda do quadro de produção de energia, verificando-se cada vez mais a 
preferência pela produção hidroelétrica, tal como era definido na Lei nº 2002 [2]. 
Os aproveitamentos mais importantes concluídos nos anos 50 estão representados na 
Tabela 2.1: 
Tabela 2.1 – Aproveitamentos hidroelétricos construídos na década de 50 [1]. 
Ano de Entrada 
em Serviço 
Escalão Rio Potência instalada [MW] 
1951 
Castelo do Bode Zêzere 139 
Venda Nova Rabagão 81 
Pracana Ocreza 15 
Belver Tejo 32 
1953 Salamonde Cávado 42 
1954 Cabril Zêzere 97 
1955 Caniçada Cávado 60 
 Bouçã Zêzere 50 
1956 Paradela Cávado 54 
1958 Picote Douro Int. 180 
1960 Miranda Douro Int. 174 
 
Na sequência desta política foi criada, em 1953, a Hidroeléctrica do Douro, à semelhança 
do que tinha acontecido anteriormente. Foi-lhe outorgada a concessão do aproveitamento 
hidroelétrico do rio Douro, começando pela central de Picote e não pela central de 
Carrapatelo, ao contrário do que fora inicialmente pensado. Como é possível ver na Tabela 
2.1, Picote entrou em serviço em 1958, seguindo-se Miranda (em 1960) e Bemposta (em 1964) 
[2]. Estes 3 aproveitamentos foram possíveis graças ao entendimento existente entre Portugal 
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e Espanha, acordado em 1927 no Convénio Luso-Espanhol, onde foi definida a forma de 
partilha do direito ao Douro Internacional [6]. 
No final da década de 50 a produção de energia representava cerca do triplo do valor 
verificado em 1950, confirmando-se o predomínio da energia de origem hídrica em relação à 
energia de origem térmica. Isto permitiu que as centrais térmicas pudessem parar, fazendo 
com que o preço da eletricidade fosse progressivamente mais baixo, tornando-a mais 
acessível a todos. Contudo, mesmo com esse aumento de produção de energia com origem 
hídrica continuava a existir a necessidade da participação da energia térmica, ainda que a 
sua função fosse apenas para funções de reserva e apoio. Foi então criada, em 1954, a 
Empresa Termoeléctrica Portuguesa, responsável pela construção da Central da Tapada do 
Outeiro, que entrou em serviço em 1959 [2], [3]. 
Durante os anos 50 verificou-se uma mudança no panorama do parque electroprodutor, 
salientando-se os seguintes pontos [1]: 
 
 As centrais hidráulicas passam de 113 para apenas 117, no entanto, a potência 
instalada passa de 152,8 MW (44% do total) para 1085,2 MW (81% do total), 
representando um aumento de 610%; 
 As centrais térmicas passam de 519 para 309 (redução de 42%) mas a potência 
instalada passa de 192,4 MW (56% do total) para 249,8 MW (19% do total), isto é, um 
aumento de 30%; 
 A energia produzida passa de 941,8 GWh para 3263,5 GWh, registando um acréscimo 
de 246,5% (taxa anual média de 13,2%), sendo que as centrais hídricas aumentaram a 
sua contribuição do 46% para 95% e contribuição das centrais térmicas passou dos 54% 
para os 5%; 
 Relativamente aos consumos, verificou-se um aumento de 99,3 kWh/hab para 338,9 
kWh/hab, o que corresponde a um valor médio de 13% para a taxa de crescimento 
anual. 
 
No ano de 1960, verificou-se que a energia elétrica produzida com origem hídrica 
representava cerca de 95% de toda a energia elétrica produzida, correspondendo a 3104,8 
GWh. Desde 1950 até 1960, a potência total instalada nas centrais hídricas teve um aumento 
enorme, passando de 152,8 MW para 1085,2 MW, ou seja, cerca de 81% da potência total 
instalada em Portugal [1]. 
A década de 60 foi um período de desaceleração na evolução do sistema hídrico em 
relação à década anterior devido à introdução de grupos térmicos de grandes dimensões, de 
maneira a satisfazer o crescimento dos consumos. Estes grupos térmicos funcionavam 
queimando carvão nacional e fuelóleo e foram introduzidos mais 2 grupos de 50 MW, em 1964 
e 1967, na Tapada do Outeiro, e 2 grupos de 125 MW no Carregado, em 1968 e 1969. Como 
consequência disso, entraram em serviço apenas 3 novos grandes aproveitamentos 
hidroelétricos, tal como apresentado na Tabela 2.2. 
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Tabela 2.2 – Aproveitamentos hidroelétricos construídos na década de 60 [1]. 
Ano de Entrada 
em Serviço 
Escalão Rio Potência instalada [MW] 
1964 
Bemposta Douro 210 
Alto Rabagão Rabagão 72 (reversível) 
1965 Vilar-Tabuaço Távora 64 
 
O aproveitamento do Alto Rabagão foi o primeiro escalão do país com instalação de 
bombagem (turbina e bomba separadas) das águas de albufeira de jusante, em Venda Nova, 
para a transferência sazonal e interanual. 
Foram ainda realizadas obras de reforço das afluências às albufeiras nos escalões de 
Paradela e Venda Nova, através da derivação de água das cabeceiras de afluentes a jusante. 
Já na segunda metade da década de 60, é retomada a evolução do sistema hidráulico com 
o lançamento das obras de novos aproveitamentos hidroelétricos: Carrapatelo, Régua e 
Valeira, no troço nacional do rio Douro; Vilarinho das Furnas, no rio Homem, e Fratel, no rio 
Tejo. 
Em Dezembro de 1969 foi criada a Companhia Portuguesa de Electricidade (CPE), que 
resultou da fusão de 5 empresas, sendo elas: as Hidro-Eléctricas do Cávado e Zêzere, a 
Hidroeléctrica do Douro, a Empresa Termoeléctrica Portuguesa e a Companhia Nacional de 
Electricidade. Esta fusão resulta da publicação, a 27 de Agosto de 1969, do Decreto-Lei nº 
49211, onde é “autorizada a fusão das sociedades concessionárias de aproveitamentos 
hidroeléctricos, de empreendimentos termoeléctricos e de transporte de energia eléctrica 
cujos centros e instalações constituem a Rede Eléctrica Primária” [1]. A CPE seria 
responsável por prosseguir os programas de construção das centrais hidroelétricas em curso e 
das termoelétricas de “base”, quer a fuelóleo, quer a carvão importado, cumprindo a 
estratégia de diversificação das fontes energéticas e promover o desenvolvimento da 
interligação e a rede de transporte de eletricidade [2]. 
No ano de 1970, continuou a existir um predomínio de produção de energia elétrica de 
origem hídrica, contudo, com uma queda em relação a 1960, representando cerca 79% 
(5789,6 GWh) da produção total. No entanto, verificou-se que o valor total de energia 
elétrica produzida em 1970 era praticamente o dobro do que em 1960. 
As décadas que se seguiram (70 e 80) caracterizaram-se por épocas de elevadas taxas de 
crescimento dos consumos de eletricidade, graças ao desenvolvimento económico e à 
eletrificação em superfície. Para assegurar essas mesmas necessidades de energia, foram 
introduzidos grupos térmicos de ainda maiores dimensões: 4 grupos de 125 MW, em 1974 e 
1976, no Carregado; 4 grupos de 250 MW, em Setúbal, entre 1979 e 1983; e 4 grupos de 300 
MW, entre 1985 e 1989, em Sines (estes para queima de carvão importado). 
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No que diz respeito às centrais hidroelétricas, nas décadas de 70 e 80, entraram em 
serviço: 
Tabela 2.3 – Aproveitamentos hidroelétricos construídos nas décadas de 70 e 80 [1]. 
Ano de Entrada 
em Serviço 
Escalão Rio Potência instalada [MW] 
1971 Carrapatelo Douro Nac. 180 
1972 V. das Furnas Homem 64 
1973 Régua Douro Nac. 156 
1974 Fratel Tejo 130 
1976 Valeira Douro Nac. 216 
1981 Aguieira Mondego 270 (reversível) 
1982 Raiva Mondego 20 
1983 Pocinho Douro Nac. 186 
1985 Crestuma Douro Nac. 105 
1987 V. das Furnas II Homem 74 (reversível) 
1988 Torrão Tâmega 146 (reversível) 
 
O aproveitamento hidroelétrico do Carrapatelo (1971) foi o primeiro aproveitamento do 
troço nacional do rio Douro a entrar em serviço, tendo começado a ser construído pela Hidro-
Eléctrica do Douro e sido finalizado pela CPE, seguido pelos aproveitamentos da Régua, 
Valeira, Pocinho e Crestuma, como é possível confirmar na Tabela 2.3. 
Já o aproveitamento hidroelétrico de Vilarinho das Furnas (1972), no rio Homem, foi um 
dos últimos aproveitamentos a serem construídos no âmbito do plano de aproveitamentos 
hidroelétricos do Cávado-Rabagão [3]. 
À semelhança daquilo que foi acontecendo noutros sectores de atividade económica do 
país, foi nacionalizado o sector elétrico em 1975, o que levou à criação de empresas públicas 
às quais foram conferidas, por tempo indeterminado, o exercício das atividades de produção, 
transporte e distribuição da energia elétrica [3]. 
Como consequência da nacionalização do sector elétrico, foi criada, em 1976, pelo 
Decreto-Lei nº. 502, a Electricidade de Portugal – Empresa Pública (EDP), hoje Energias de 
Portugal. A EDP tinha como objetivo principal “o estabelecimento e a exploração do serviço 
público de produção, transporte e distribuição de energia eléctrica no território do 
continente”, sendo que o serviço público encarregado à EDP seria explorado em regime de 
exclusividade, não impedindo “a produção e distribuição de energia eléctrica para uso 
próprio” por outras entidades [1]. 
No início de 1990, a energia elétrica produzida hídrica aumentou consideravelmente em 
relação a 1970, passando de 5789,6 GWh para 9186 GWh, contudo, em 1990 representava 
apenas 35% da energia elétrica produzida no total. Isto deveu-se à introdução de grupos 
térmicos de cada vez maior dimensão e que acabariam por ser os responsáveis por grande 
parte da produção [1]. 
Na Figura 2.1 e Figura 2.2 é possível fazer uma comparação entre a potência instalada e a 
produção de energia elétrica de origem hídrica e térmica, bem como ver qual a participação 
das centrais hídricas nesses dois aspetos: 
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Figura 2.1 - Potência instalada de origem hídrica e térmica (esq.) e contribuição da componente hídrica 
na potência total instalada (dir.) [1]. 
 
Figura 2.2 - Produção de energia elétrica de origem hídrica e térmica (esq.) e contribuição da 
componente hídrica na produção de energia elétrica (dir.) [1]. 
 
 Nos anos 90 entraram em serviço os aproveitamentos apresentados na Tabela 2.4, 
com destaque para a central do Alto Lindoso, de 630 MW, e o reforço de potência de Miranda, 
de 189 MW, com a construção de uma nova central. 
 
Tabela 2.4 - Aproveitamentos hidroeléctricos construídos na década de 90 [1]. 
Ano de Entrada em Serviço Escalão Rio Potência instalada [MW] 
1992 Alto Lindoso Lima 630 
1993 Touvelo Lima 22 
Pracana II Tejo 25 
Sabugueiro II Mondego 10 
1994 Caldeira Mondego 40 
1995 Miranda II Douro Int. 189 
 
Em 1994, por orientação da Directiva 1996/92/CE, do Parlamento Europeu e do Conselho, 
de 19 de Dezembro, foi criada a Rede Eléctrica Nacional – REN, hoje Redes Energéticas 
Nacionais, por cisão da EDP e no âmbito da reestruturação do sector elétrico. A separação da 
REN e EDP ficou apenas concluída em 2000 com a autonomização da REN, obtendo-se assim a 
separação entre a empresa de transporte (REN) e as empresas de produção, distribuição e 
comercialização (EDP) de energia elétrica. 
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Como consequência do pacote legislativo de 1995 e da Directiva 1996/92/CE 
anteriormente referida, deu-se início à liberalização do sector elétrico. Este processo foi 
marcado pela reprivatização da EDP e pelo princípio de liberdade de acesso às atividades de 
produção e distribuição de energia elétrica através da criação do Sistema Eléctrico Nacional 
(SEN). Dentro do SEN existem dois subsistemas, de características diferentes, designados por 
Sistema Eléctrico de Serviço Público (SEP), tendo em vista a prestação de um serviço público, 
e Sistema Eléctrico Independente (SEI), organizado segundo uma lógica de mercado.  
No SEP estão incluídas todas as centrais hidroelétricas e centrais térmicas em Regime de 
Produção Ordinário (PRO), enquanto que no SEI estão inseridos todos os produtores 
independentes eólicos, térmicos, fotovoltaicos e de hídricas de pequenas dimensões (<10 
MW). Para além disso, no SEI é definido um Sistema Eléctrico não Vinculado (SENV), onde 
estão integradas as entidades titulares de uma licença não vinculada de produção ou de 
distribuição de energia elétrica em média tensão (MT) e alta tensão (AT) e cujas atividades se 
regem por regras de mercado. Por existirem várias entidades intervenientes, tanto no SEP 
como no SENV, foi criada uma entidade administrativa independente, a Entidade Reguladora 
dos Serviços de Energéticos (ERSE), que estará responsável por garantir a transparência e a 
não discriminação e, simultaneamente, a coexistência equilibrada destes dois sistemas [7].  
De salientar que o aproveitamento hidroelétrico do Foz Côa, visto na altura como um 
primeiro passo importante para o arranque do sistema de armazenamento dos afluentes do 
rio Douro, teve a sua obra, iniciada em 1992, suspensa por decisão política em Janeiro de 
1996 devido ao aparecimento de gravuras paleolíticas no local da construção. 
No ano de 2000, o SEP tinha uma potência total instalada de 8758 MW, sendo que 45% 
(3903 MW) da potência total era de origem hidroelétrica e os outros 55% (4855 MW) eram de 
origem termoelétrica. No que diz respeito à produção total de energia elétrica, de 34489 
GWh, as centrais hidroelétricas contribuíram para 30% do valor total, ou seja, 10227 GWh, 
enquanto que as centrais termoelétricas contribuíram com os restantes 70%, correspondente 
a 24262 GWh [1]. 
Desde o ano 2000 entrou em serviço o aproveitamento hidroelétrico do Alqueva (236 MW 
reversíveis), no rio Guadiana, e houve um reforço de potência em Venda Nova (179 MW), em 
2004. Depois disso, foram concluídos os reforços de potência em Picote (246 MW) e Bemposta 
(191 MW), em 2011, e Alqueva (256 MW), em 2012, estando em construção novos reforços de 
potência em Venda Nova (746 MW) e em Salamonde (207 MW), com final das obras previsto 
para 2015. Durante este período foram introduzidos mais 1650 MW de termoelétricas, 
concentradas na central do Ribatejo (a gás, de ciclo combinado, com cerca de 1180 MW) e de 
Lares, altura em que se dá o aparecimento de grande capacidade de produção de energia 
eólica, que usa o vento como matéria-prima. 
No que diz respeito à potência instalada no parque electroprodutor nacional em 2012, de 
acordo com os Dados Técnicos de Electricidade da REN, a distribuição era a seguinte [8]:  
 
 11935 MW em PRO e 6611 MW em PRE; 
 Na PRO havia: 5239 MW de Hídrica e 6697 MW de Térmica (Carvão, Gás Natural e 
outros); 
 Na PRE havia: 417 MW de Hídrica, 4194 MW de Eólica, 618 MW de Térmica, 220 MW de 
Solar e 1161 MW de Cogeração (a partir das centrais termoelétricas). 
 
Relativamente ao consumo de energia elétrica em Portugal, referente à produção líquida, 
observando a contribuição das hídricas na Figura 2.3, é possível constatar que em 2003 e em 
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2010 existiram picos de produção hidroelétrica, dados corroborados pelo Índice de 
Produtibilidade Hidroeléctrica (IPH), representados na Figura 2.4. O IPH é um indicador que 
permite quantificar o desvio do valor total de energia produzida por via hídrica num 
determinado período, em relação à que se produziria se ocorresse um regime hidrológico 
médio, sendo que se determinado ano tiver um valor de IPH>1, considera-se um ano húmido, 
se tiver um IPH<1, é um ano seco. 
Por observação da Figura 2.4, sabe-se que os anos 2003 e 2010 tiveram índices de 1,36 e 
1,31, respetivamente, isto é, foram anos húmidos, o que permitiu a produção de mais energia 
elétrica a partir das hídricas, situação que não seria possível numa situação de anos secos. 
 
 
 
Figura 2.3 – Evolução do consumo de energia elétrica em Portugal de 2003 a 2012 [8]. 
 
 
Figura 2.4 - Índice de Produtibilidade Hidroeléctrica [8]. 
Apesar de o consumo ter aumentado em Portugal desde 2000 até 2010, este tem vindo a 
diminuir, sendo semelhante ao consumo verificado em 2006, o que poderá ser explicado pela 
atual crise económica em que se encontra o País. Todavia, o consumo de energia elétrica não 
é igual durante todas as alturas do ano, nem sequer durante todo o dia, como é evidenciado 
na Figura 2.5 e Figura 2.6 [9]: 
 
 
Figura 2.5 - Diagrama de carga num dia de Verão (12-08-2010). 
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Figura 2.6 - Diagrama de carga num dia de Inverno (16-12-2010). 
A Figura 2.5 representa o consumo total num dia de Verão (Agosto de 2010) e a Figura 2.6 
refere-se ao consumo total num dia de Inverno (Dezembro de 2010). Como é fácil observar, 
existe um maior consumo no Inverno já que o número de horas de Sol nesta altura do ano é 
inferior ao verificado no Verão, o que leva a que haja maiores necessidades de iluminação 
artificial e de aquecimento.  
Em ambas as figuras pode também confirmar-se que o consumo não é igual durante as 
24h, existindo horas de vazio (associadas aos períodos da noite) e de ponta (associadas aos 
períodos do dia). No caso de existirem variações significativas de carga nas horas de ponta, 
são os aproveitamentos hidroelétricos que têm capacidade de arrancar os grupos de forma 
quase instantânea e colocar rapidamente a potência necessária na rede de maneira a 
satisfazer o aumento da carga. 
2.2 - Políticas Energéticas 
Ao longo dos tempos tem havido uma crescente preocupação com o aquecimento global 
do planeta e as alterações climáticas, que se devem principalmente às elevadas quantidades 
de CO2 emitidas pelos combustíveis fósseis, utilizados para satisfazer as necessidades 
energéticas cada vez maiores das populações. 
Por forma a conseguirem reduzir a quantidade de emissões de CO2, vários países no 
mundo têm vindo a fazer esforços nesse sentido ao implementarem políticas que convergem 
para esse objetivo em comum. Estes países acreditam que, para tal ser conseguido, há que 
recorrer a fontes de energia mais limpas e renováveis, como as energias hídrica e eólica. 
Para combater este problema grave, houve uma sequência de eventos para discutir este 
problema, com a primeira a ter sido a “Toronto Conference on the Changing Atmosphere” no 
Canadá, em Outubro de 1988. A esta seguiu-se o “IPCC’s First Assessment Report” em 
Sundvall, Suécia, em Agosto de 1990, terminando com a assinatura do tratado internacional 
da Convenção-Quadro das Nações Unidas sobre a Mudança de Clima, no Rio de Janeiro, Brasil, 
em Junho de 1992 [10]. 
Surge então o Protocolo de Quioto como resultado desta sequência de eventos, sendo que 
este protocolo, elaborado pela Convenção-Quadro das Nações Unidas sobre a Mudança de 
Clima, é um acordo internacional sobre o ambiente em que se pretende a redução de pelo 
menos 5% das emissões de gases com efeito de estufa (GEE), responsáveis pelo aquecimento 
global, com um prazo previsto para o período entre 2008 e 2012. 
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O Protocolo de Quioto foi discutido em Quioto, no Japão, em 1997 e foi aberta a 
assinatura do acordo em 1998. Para que o acordo entrasse em vigor eram necessárias 
assinaturas de pelo menos 55 países, tendo a União Europeia sido a primeira a assinar em 
Abril de 1998. O acordo pôde finalmente entrar em vigor a 16 de Fevereiro de 2005 após a 
ratificação do acordo por parte da Rússia a 18 de Novembro de 2004. Ficou estabelecido que 
a União Europeia, como um todo, seria responsável pela redução de 8% das emissões de GEE 
relativamente a 1990, considerado o ano referência para os níveis de emissões. Portugal 
ratificou o acordo a 31 de Maio de 2002 e propôs-se a limitar em 27% o aumento dos GEE [11]. 
De forma a ser possível cumprir os objetivos estabelecidos no Protocolo de Quioto, foi 
criada a Comissão para as Alterações Climáticas (CAC), em 1998, por Resolução do Conselho 
de Ministros n.º 78/98, de 29 de Junho. A CAC foi responsável pela criação do Programa 
Nacional para as Alterações Climáticas (PNAC) em 2001, tendo sido sujeito a discussão pública 
em 2002. Este programa tinha o objetivo de “reduzir os níveis de emissão dos GEE e fazer 
cumprir os compromissos assumidos no âmbito do Protocolo de Quioto e do acordo de 
partilha das responsabilidades da EU” [12]. Para além disso, o PNAC também pretende 
“antecipar os aspectos negativos das alterações climáticas e propor as medidas de adaptação 
que visem reduzir os aspectos negativos desses impactes” [12]. 
No ano de 2001 é assinada a Directiva 2001/77/CE do Parlamento e do Conselho, de 27 de 
Setembro, “relativa à promoção de electricidade produzida a partir de fontes de energia 
renováveis no mercado interno de electricidade” [13]. Neste documento estava fixada uma 
meta para a União Europeia que dizia que, até 2010, 22,1% da eletricidade consumida deveria 
ser produzida a partir de fontes de energia renovável (FER) [13]. Este valor foi atualizado 
aquando da entrada dos 10 novos membros na União Europeia, passando de 22,1% para 21%. 
Em Portugal a Directiva 2001/77/CE traduziu-se num plano estratégico de promoção das 
FER denominado Programa E4 (Eficiência Energética e Energias Endógenas) por Resolução do 
Conselho de Ministros n.º 154/2001, de 27 de Setembro, onde Portugal se propunha a 
“satisfazer os objetivos de 39% de energia eléctrica de origem renovável, num horizonte de 
dez a quinze anos” [14]. 
Em 2003 foi aprovada a Estratégia Nacional para a Energia (ENE), por Resolução do 
Conselho de Ministros n.º 63/2003, que foi posteriormente atualizada pela Resolução do 
Conselho de Ministros n.º 169/2005. Com este documento pretendia-se “garantir a adequação 
ambiental de todo o processo energético, reduzindo os impactos ambientais, às escalas local, 
regional e nacional” e “garantir a segurança do abastecimento de energia, através da 
diversificação dos recursos primários e dos serviços energéticos, e da promoção da eficiência 
energética na cadeia de oferta e na procura de energia”. É ainda considerado no ENE que a 
energia hídrica e eólica, por terem os custos de produção mais baixos entre as fontes 
renováveis, são “vectores fundamentais para o cumprimento dos objetivos” e, por isso, há 
que haver “uma maior atenção à utilização do potencial hídrico nacional ainda por explorar” 
e “um grande reforço da nossa capacidade de produção de electricidade a partir do vento” 
[15]. 
Como ainda existia a preocupação de atingir os objetivos estabelecidos, foi aprovado um 
novo PNAC em 2004, por Resolução do Conselho de Ministros n.º 119/2004, onde estavam 
integradas políticas e medidas relativamente a todos os sectores de atividade, com especial 
destaque para o sector energético, que contribuiria com 18% a 24% para o esforço da redução 
nacional. No entanto, após a CAC ter revisto o PNAC 2004 por forma a avaliar o grau de 
implementação das medidas aconselhadas e a necessidade de serem necessárias novas 
políticas e medidas, verificou-se que os resultados tinham sido fracos. Dessa forma surgiu o 
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PNAC 2006, por Resolução do Conselho de Ministros n.º 104/2006, de 23 de Agosto. Neste 
programa foram revistas as medidas e políticas energéticas do PNAC anterior e foi adicionado 
um novo conjunto de medidas e políticas. Para além disso, foi estabelecido um sistema de 
elaboração de planos de atuação para cada medida, acompanhados de monitorização, 
tornando este novo PNAC mais rigoroso [10]. 
 Ainda em 2006, foi assinada a Directiva 2006/32/CE, do Parlamento Europeu e do 
Conselho, de 5 de Abril, relativa à eficiência na utilização final de energia e aos serviços 
energéticos, onde está estabelecida a “obrigação de os Estados membros publicarem um 
plano de acção para a eficiência energética, estabelecendo metas de, pelo menos, 1% de 
poupança de energia por ano até 2016”. Surgiu então o Plano Nacional de Acção para a 
Eficiência Energética (PNAEE) 2008-2015, aprovado pelo Governo por Resolução do Conselho 
de Ministros n.º 80/2008, de 20 de Maio, onde estão apresentadas medidas e políticas 
energéticas de melhoria de eficiência energética “equivalentes a 10% do consumo final de 
energia” [16]. 
Mais tarde, em 2007, foram revistas em alta algumas das medidas presentes no PNAC 
2006, passando o conjunto de novas medidas, designadas por “novas metas 2007”, aprovadas 
por Resolução do Conselho de Ministros n.º 1/2008. Uma das metas alterada dizia respeito às 
energias renováveis, onde dizia que a meta de 39% do consumo bruto de eletricidade em 2010 
a partir das FER passaria a ser de 45%. Relativamente à meta para a energia hídrica, o 
documento estabelecia um aumento de 575 MW graças aos reforços de potência nas centrais 
de Alqueva, Bemposta e Picote, perfazendo um total de 5575 MW de potência instalada em 
2010 [17]. 
Neste documento das “novas metas 2007” estava ainda previsto que, em 2020, estivessem 
já instalados cerca de 7000 MW hídricos, correspondendo ao aproveitamento de 70% do 
potencial hídrico nacional. Para além dos reforços de potência anteriormente referidos, o 
Governo também se decidiu pela construção de novos aproveitamentos hidroelétricos: 
Ribeiradio/Ermida, no rio Vouga, e Baixo Sabor, na bacia do Douro. No que diz respeito à 
energia eólica, esperam-se 5100 MW a partir de novas instalações e mais 600 MW de upgrade 
dos equipamentos existentes [18]. 
Tal como tinha sido referenciado nas “novas metas 2007”, foi aprovado em 2007 o 
Programa Nacional de Barragens de Elevado Potencial Hidroeléctrico (PNBEPH) como forma 
de se atingir a meta dos 7000 MW hídricos instalados em 2020. Foram analisados 25 
aproveitamentos hidroelétricos que correspondiam a “aproveitamentos de grande interesse 
do ponto de vista da capacidade própria de produção de energia, da optimização dos 
recursos da bacia hidrográfica em que se inserem, do potencial para satisfação de outros 
usos múltiplos e que apresentam condições de viabilidade técnica, económica, social e 
ambiental para poderem vir a ser implementados a curto prazo” [18]. Destes 25 
aproveitamentos foram escolhidos 10 que são considerados como importantes para o 
cumprimento das metas, apresentados na Tabela 2.5. 
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Tabela 2.5 - Aproveitamentos seleccionados no PNBEPH [18]. 
Aproveitamento Bacia Rio Tipo Potência Instalada [MW] 
Foz Tua Douro Tua Reversível 234 
Padroselos Douro Beça/Tâmega Reversível 113 
Vidago Douro Tâmega Reversível 90 
Daivões Douro Tâmega Reversível 109 
Fridão Douro Tâmega - 163 
Gouvães Douro Torno/Tâmega Reversível 112 
Pinhosão Vouga Vouga Reversível 77 
Girabolhos Mondego Mondego Reversível 72 
Almourol Tejo Tejo - 78 
Alvito Tejo Ocreza - 48 
 
Há ainda que referir que para cumprir o estabelecido no Protocolo de Quioto foram 
criados mecanismos e instrumentos de auxílio, tais como o Comércio Europeu de Licenças de 
Emissão (CELE) e o Fundo Português de Carbono (FPC). O CELE é um instrumento de mercado 
intercomunitário de regulação das emissões de GEE, tendo sido criado pela União Europeia 
com a aprovação da Directiva 2003/87/CE, de 13 de Outubro. O FPC é um instrumento 
financeiro do Estado Português criado para suprir o desvio do cumprimento do Protocolo de 
Quioto que subsiste com a aplicação do PNAC e do PNALE. O PNALE, Plano Nacional de 
Atribuição de Licenças de Emissão, estabelece o regime para atribuição de licenças de 
emissão às instalações abrangidas pelo CELE. 
Considerando as estimativas de um aumento de população mundial nos anos vindouros, irá 
haver um aumento bastante considerável do consumo de eletricidade. A Europa tem sido 
líder na revolução do sector energético e voltou a dar um passo nesse sentido quando 
aprovou, a 17 de Dezembro de 2008, o Pacote de Energia-Clima 20/20/20. Sendo assim, os 27 
países membros da União Europeia terão que conseguir, até 2020 [19]: 
 
 Redução de 20% das emissões de GEE face aos níveis de 1990; 
 Aumento de 20% de energias renováveis no consumo energético global, mais do que 
duplicando os 8,5% de quota renovável em 2005; 
 Redução de 20% do consumo energético, graças ao aumento da eficiência energética. 
 
Foi então estabelecida uma nova meta para a quota de energia proveniente de FER para 
cada Estado-membro na Directiva 2009/28/CE, do Parlamento Europeu e do Conselho, de 23 
de Abril. Para Portugal, a nova meta estava fixada nos 31% de quota de energia proveniente 
de FER para 2020, sendo que em 2005 a meta era de 20,5%. Para além disso, é ainda referido 
que cada país deverá aprovar um plano de ação nacional para as energias renováveis [20]. 
Por sua vez, por Resolução do Conselho de Ministros n.º 29/2010, de 15 de Abril, é 
aprovada a nova Estratégia Nacional para a Energia (ENE 2020) por forma a atingir os novos 
objetivos. A ENE 2020 tem como objetivos reduzir a dependência energética do País face ao 
exterior para 74% em 2020 (nos últimos anos estava entre 83% e 85%), garantir que 60% da 
eletricidade produzida e 31% do consumo de energia final tenham origem em fontes 
renováveis e garantir uma redução de 20% do consumo de energia final, de acordo com o 
Pacote Energia-Clima 20/20/20. Pretende-se ainda reduzir em 25% o saldo importador 
energético com a energia produzida a partir de fontes endógenas (corresponde a uma 
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redução de importações de 2000 milhões de euros anuais), consolidar o cluster das energias 
renováveis em Portugal, continuar o desenvolvimento dos sectores associados à promoção da 
eficiência energética e ainda promover o desenvolvimento sustentável (criando condições 
para que sejam cumpridas as metas de redução das emissões assumidas pelo País). Com esta 
estratégia acredita-se que será possível reduzir as emissões de CO2, garantir a segurança de 
abastecimento e sustentabilidade económica e ambiental do modelo energético e, para além 
disso, melhores condições de competitividade para a economia [21]. 
No que diz respeito às energias renováveis, é estabelecida na ENE 2020 a existência de 
8600 MW de potência hídrica instalados em 2020, isto é, mais 1600 MW do que tinha sido 
referenciado nas “novas metas 2007”, aumentando assim o potencial hidroelétrico 
aproveitado (acima dos 80%). Relativamente à energia eólica, espera-se que em 2020 existam 
8500 MW de potência eólica instalados, ainda que este valor esteja sujeito a um conjunto de 
fatores, por exemplo, a evolução da procura de eletricidade e a penetração dos veículos 
elétricos [21]. 
Tendo em consideração o estabelecido na Directiva 2009/28/CE e que já foi referido 
anteriormente, Portugal aprovou o Plano Nacional de Acção para as Energias Renováveis 
(PNAER). Neste plano estão as medidas a implementar para que seja possível atingir as metas 
das energias renováveis estabelecidas na ENE 2020, sendo que, no que diz respeito à energia 
hídrica, para além dos reforços de potência e novos aproveitamentos definidos nas “novas 
metas 2007”, foi acrescentada a implementação de reforços de potência em Venda Nova, 
Salamonde, Paradela e Cabril. Dos 10 aproveitamentos hidroelétricos selecionados 
inicialmente pelo PNBEPH, apenas 7 se mantiveram para futura construção visto que os 
aproveitamentos de Pinhosão e Almourol não tiveram empresas interessadas na sua 
construção. Já no caso do aproveitamento de Padroselos, este foi chumbado pela Declaração 
de Impacte Ambiental [22]. Como resultado disso, a potência a instalar dos restantes 
aproveitamentos foi revista em alta e o total de potência hídrica a instalar, considerada no 
PNAER, é de 4724 MW [23]. 
Em 2010, por Resolução do Conselho de Ministros n.º 93/2010, de 26 de Novembro, foi 
criado um novo Programa Nacional para as Alterações Climáticas (PNAC 2020), para o período 
2013-2020, que deve consolidar e reforçar políticas, medidas e instrumentos de carácter 
sectorial previstos no anterior PNAC 2006 e nas “novas metas 2007”; definir novas políticas, 
medidas e instrumentos de forma a limitar as emissões dos sectores não CELE; e prever 
responsabilidades sectoriais, financiamento e mecanismos de controlo e monitorização. Serão 
usados instrumentos de auxílio como o Roteiro Nacional de Baixo Carbono (RNBC), 
instrumento orientador para a definição das políticas a prosseguir e as metas nacionais a 
alcançar em termos de emissões de GEE, e os Planos Sectoriais de Baixo Carbono, para os 
sectores de cada ministério, devendo funcionar articulado ao RNBC [24]. 
Já no final de 2012, foi decidida em Doha, Qatar, a extensão do Protocolo de Quioto que 
vigorava apenas até ao final de 2012. Sendo assim, o Protocolo de Quito será prolongado até 
2020, com inclusão de novas medidas para a redução das emissões de GEE, contudo, alguns 
países anunciaram que não contribuirão para a redução das emissões, como por exemplo o 
Canadá, que abandonou o Protocolo de Quioto em Dezembro de 2012 (à semelhança do que 
fizeram os EUA em 2001). Já o Japão, Rússia e Nova Zelândia, apesar de continuarem a fazer 
parte do protocolo, não se comprometeram a qualquer tipo de meta para a redução das 
emissões. 
Visto que os países que se mantiveram no protocolo e que se comprometeram a 
determinas metas representam apenas cerca de 15% das emissões globais de GEE, ficou 
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definido que as metas teriam que ser revistas em 2014, levando a crer que países como a 
China, Brasil e Índia terão que se comprometer a contribuir [25]. 
No dia 28 de Fevereiro de 2013, foi comunicado pelo Conselho de Ministros que foram 
aprovados o novo Plano Nacional de Acção para a Eficiência Energética (PNAEE 2016), para o 
período 2013-2016, e o novo Plano Nacional de Acção para as Energias Renováveis (PNAER 
2020), para o período 2013-2020. O principal objetivo da revisão do PNAEE é a projeção de 
novas metas para 2016 de maneira a integrar as preocupações relacionadas com a redução da 
energia primária para 2020, estando de acordo com a diretiva comunitária relativa à 
eficiência energética. No que diz respeito ao PNAER, este foi alterado tendo em conta o 
cenário atual de excesso de oferta da produção de energia devido à diminuição da procura da 
mesma, adequando os custos associados. Este plano continua a aposta nas FER, importantes 
para a existência de um mix energético equilibrado, que reforce a segurança de 
abastecimento e que diminua o risco das variações do preço de certas commodities e das 
implicações que estas possam ter na fatura energética nacional [26].  
De referir que estes novos planos não preveem qualquer alteração nas metas para a 
potência hídrica instalada em 2020. No que diz respeito à energia eólica, foi estabelecida 
uma nova meta de 5300 MW de potência instalada, muito abaixo dos 8500 previstos nas 
“novas metas 2007”, explicado pela previsão de abrandamento da procura de energia [27]. 
2.3 - Futuro dos aproveitamentos hidroelétricos em Portugal 
2.3.1 - Consumo de energia elétrica em Portugal 
Portugal, para além dos objetivos estabelecidos nas políticas energéticas que têm em 
vista o ano 2020 (Pacote Energia-Clima 20/20/20 e o ENE 2020), tem também que se 
preocupar com as previsões de aumento do consumo de energia elétrica nos próximos anos, 
com especial atenção para as horas de ponta. 
A REN fez essa previsão ao traçar dois cenários de evolução do consumo, superior e 
inferior, que têm em conta os efeitos das políticas energéticas implementadas (definidas no 
PNAEE) sobre o consumo final de eletricidade e a forte penetração dos veículos elétricos em 
Portugal, estando esses dois cenários representados na Figura 2.7. 
 
 
Figura 2.7 - Cenários de evolução da procura de energia eléctrica em Portugal até 2022 [28]. 
Para os cenários de consumo superior e inferior eram consideradas taxas médias de 
crescimento de 2,3% e 1,3%, respetivamente. No entanto, ambos os cenários podem ser 
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considerados algo otimistas, visto que não entraram em conta com alguns fatores importantes 
que refletem a crise económica que se vive em Portugal. Um desses fatores é a taxa do IVA 
na eletricidade, passando de 6 para 23% em Outubro de 2011, que levou a uma redução do 
consumo total de 2,2% em 2011 [29] e de 3,6% em 2012, atingindo o valor mais baixo desde 
2005 [30]. Para além disso, a integração do veículo elétrico em Portugal não foi tão grande 
como se esperava, tendo sido vendidos apenas 18 em 2011, 203 em 2011 e 59 até Novembro 
de 2012, segundo dados da Associação Automóvel de Portugal (ACAP) [31]. Outro fator a ter 
em conta é o valor demasiado otimista considerado para o consumo de eletricidade (acima 
dos 50 TWh), quando no ano de 2012 se verificou um consumo inferior a esse valor. 
Todavia, se forem considerados os cenários traçados pela REN, facilmente se conclui que 
para responder ao aumento do consumo de eletricidade, principalmente em horas de ponta, 
serão necessários novos centros produtores para satisfazer essa necessidade de energia nos 
próximos anos. Os cenários de evolução das pontas de carga traçados pela REN, no Verão e no 
Inverno, estão representados na Figura 2.8: 
 
Figura 2.8 - Histórico e perspetivas de evolução das pontas sazonais em Portugal Continental até 2022 
[28]. 
2.3.2 - Dependência energética e potencial hídrico por explorar em 
Portugal 
De acordo com dados do Ministério da Economia e da Inovação, de 2007, Portugal e a 
Grécia são os países da União Europeia com maior dependência energética externa e, ao 
mesmo tempo, maior potencial hídrico por aproveitar. No caso de Portugal, como se pode ver 
na Figura 2.9, cerca de 54% do potencial hídrico está ainda por aproveitar, apresentando uma 
dependência dos recursos energéticos importados, não renováveis, de quase 90%. 
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Figura 2.9 - Potencial hídrico não aproveitado vs dependência energética externa [32]. 
 
Tal como já foi referido anteriormente, com a aprovação da ENE 2020 pretende-se que 
Portugal aproveite mais de 80% do seu potencial hídrico, muito acima dos 46% verificados em 
2007 e acima dos 70% previstos inicialmente nas “novas metas 2007” para 2020. 
A produção de energia elétrica a partir de fontes endógenas, renováveis e limpas, como a 
hídrica, irá contribuir para reduzir o tempo de utilização das centrais térmicas, 
principalmente nas horas de ponta e, desse modo, reduzir as importações dos combustíveis 
que estas usam (carvão, gás natural). Com isto conseguir-se-á diminuir a dependência da 
volatilidade dos mercados e eventual instabilidade em alguns dos países fornecedores, bem 
como diminuir a dependência energética externa e reduzir o número de emissões de GEE, não 
esquecendo que o custo de produção de energia hidroelétrica é nulo. 
2.3.3 - Novos aproveitamentos hidroelétricos e reforços de potência 
De acordo com o Plano de Desenvolvimento e Investimento da RNT 2012-2017 (2022) da 
REN, de Julho de 2011, Portugal pretende que sejam concretizados vários aproveitamentos 
hidroelétricos novos, bem como reforços de potência de aproveitamentos já existentes, de 
modo a que, em 2022, a potência instalada total seja de 4992 MW. 
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Tabela 2.6 - Novos aproveitamentos hidroelétricos e reforços de potência previstos até 2022 [28]. 
 
 
Na Tabela 2.6 são considerados os aproveitamentos de Ribeiradio/Ermida e Baixo Sabor 
(por decisão do Governo), os reforços de potência definidos nas “novas metas 2007” (Picote, 
Bemposta e Alqueva) e no PNAER (Salamonde, Venda Nova e Paradela), os aproveitamentos 
selecionados no PNBEPH (dos 10 iniciais, só 7 avançaram para a construção, com potência 
superior, estabelecido no PNAER) e o aproveitamento de Carvão-Ribeira (ainda em fase de 
estudo). No entanto, alguns aproveitamentos sofreram alterações na data prevista de entrada 
ao serviço, como é caso dos aproveitamentos de Foz Tua (previsto para 2016), do Fridão 
(previsto para 2018, em fase de licenciamento) e do Alvito (sem data prevista devido a 
reformulação do projeto). Para além disso, o reforço de potência em Paradela ainda não tem 
licença atribuída pela DGEG nem solução de ligação à Rede Nacional de Transporte (RNT). O 
reforço de potência da central de Cabril, referida no PNAER, ainda não tem data prevista 
para o início e fim de construção, daí não ser considerado no PDIRT 2012-2017 (2022). 
A maioria dos aproveitamentos hidroelétricos e reforços de potência apresentados na 
Tabela 2.6 são aproveitamentos reversíveis (com bombagem) e situados na Bacia Hidrográfica 
do Douro, dados importantes a ter em conta. 
Considerando ainda a Tabela 2.6, dos 4992 MW de potência instalada previstos, 3936 MW 
são de aproveitamentos hidroelétricos reversíveis. Este tipo de aproveitamentos tem a 
capacidade de bombear a água armazenada na albufeira a jusante para a albufeira a 
montante, normalmente em períodos noturnos, para ser mais tarde utilizada para 
turbinamento durante o dia. A bombagem é feita durante a noite por ser a altura em que os 
preços da energia elétrica são mais baixos, aproveitando para turbinar a água durante o dia, 
altura em que os preços são mais altos, gerando assim mais receitas que não seriam possíveis 
caso as centrais hidroelétricas não tivessem esta capacidade de bombagem. 
A reversibilidade é um aspeto importante para a manutenção do equilíbrio do sistema 
elétrico face à existência de quantidades importantes produção de energia intermitente, 
mais propriamente, a produção de energia eólica. Este tipo de produção de energia utiliza o 
vento como matéria-prima, que tem como problema o seu carácter aleatório e intermitente, 
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provocando assim variações na produção, normalmente em maiores quantidades durante a 
noite. Poderá então acontecer que a energia produzida seja superior ao consumo em 
determinado momento, passa a haver excesso de energia eólica no sistema que poderia ser 
exportada para Espanha. No entanto, Espanha tem o mesmo problema que Portugal visto que 
se verificam as mesmas condições ventosas que em Portugal. É nesta situação que as centrais 
hidroelétricas se apresentam como muito importantes, na medida em que podem aproveitar 
esse excesso de energia eólica na rede para o processo de bombagem da água, evitando que 
esta seja desperdiçada. 
Outro aspeto importante da reversibilidade é que, quando são previstos períodos de 
aumento de consumo nas horas de ponta, as centrais hidroelétricas conseguem entregar mais 
energia elétrica à rede, uma vez que podem arrancar quase instantaneamente e que não 
dependem tanto dos caudais disponíveis como as centrais hidroelétricas sem capacidade de 
bombagem. 
2.3.4 - Bacia Hidrográfica do Douro 
A Bacia Hidrográfica do Douro é a maior fonte de recursos hídricos do país, tendo grande 
importância no ponto de vista energético. A instalação de 8 dos 14 novos aproveitamentos 
hidroelétricos e reforços de potência previstos (com licença já atribuída) nesta bacia 
hidrográfica ajuda a comprovar a sua importância. 
No início de 2011 existiam 11 aproveitamentos hidroelétricos, 10 com potência instalada 
superior a 30 MW (grandes aproveitamentos de acordo com a DGEG) e um com potência 
abaixo dos 30 MW (Varosa 28 MW instalados), explorados por Portugal na Bacia Hidrográfica 
do Douro, totalizando 1951 MW que correspondem a cerca de 42% da potência total instalada 
em Portugal Continental [33]. 
A Figura 2.10 é uma representação da cascata do Douro Nacional, onde estão 
representados todos os aproveitamentos hidroelétricos explorados por Portugal e ainda os 
reforços de potência e novos aproveitamentos a construir (início 2011). 
 
Figura 2.10 - Aproveitamentos hidroelétricos e reforços de potência do Douro Nacional [34]. 
 
Segundo dados da DGEG [35], entre 2004 e 2012, verificou-se que a Bacia Hidrográfica do 
Douro teve uma contribuição, em média, de 57,32% da produção hídrica em Portugal 
(considerando apenas as grandes hídricas, ou seja, com potencial instalada superior a 30 
MW), ou seja, cerca de 4883,7 GWh. Como é ainda possível ver na Figura 2.11, 93,70% da 
produção hídrica teve origem nos aproveitamentos a fio-de-água existentes na Bacia 
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Hidrográfica do Douro, reforçando a importância que esta tem para a produção de 
eletricidade em Portugal. 
 
 
 
Figura 2.11 - Produção hídrica média de cada Bacia Hidrográfica em Portugal entre 2004 e 2012. 
 
Contudo, o facto de os aproveitamentos hidroelétricos existentes na cascata nacional do 
Douro serem do tipo fio-de-água significa que praticamente não existe capacidade de 
regularização de caudais, apesar da grande capacidade instalada e da sua importância para a 
produção de eletricidade. Como consequência disso, a produção de eletricidade depende da 
exploração dos aproveitamentos espanhóis a montante, tanto no troço principal como nos 
seus afluentes. 
 
Tabela 2.7 - Escoamento em regime natural e capacidade de Armazenamento da Bacia Hidrográfica do 
Douro [36]. 
 Bacia Espanhola Bacia Portuguesa 
Área da bacia hidrográfica (km2) 79000 (81%) 18500 (19%) 
Escoamento em regime natural (hm3) 15000 (65%) 8000 (35%) 
Armazenamento total previsto (hm3) 8470 4465 
Armazenamento total atual (hm3) 7045 396 
% do total previsto 83% 9% 
 
Analisando a Tabela 2.7, é possível confirmar que a capacidade de armazenamento total 
prevista que é atualmente aproveitada por Portugal é de apenas 9% (396 hm3 em 4465 hm3), 
ao contrário da Espanha que aproveita 83% da capacidade de armazenamento prevista (7045 
hm3 em 8470 hm3). 
É então necessário aproveitar o ainda imenso potencial hídrico existente no Douro 
Nacional, criando capacidade de armazenamento na Bacia Hidrográfica do Douro, uma vez 
que a hidroeletricidade, graças às suas características próprias, tem um papel fundamental 
no sistema electroprodutor português ao compatibilizar os objetivos ambientais estabelecidos 
com os de segurança de abastecimento de energia.  
Os novos aproveitamentos hidroelétricos previstos irão ser extremamente importantes, 
uma vez que irão aproveitar esse mesmo potencial, passando a existir albufeiras de 
capacidade significativa, aumentado a capacidade de armazenamento em 1164 hm3, passando 
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a aproveitar mais 26% do potencial hídrico do que atualmente. Os reforços de potência de 
Picote e Bemposta, juntamente com o reforço da central de Miranda já concluído, apesar de 
não contribuírem para aumentar a capacidade de armazenamento, permitem um melhor 
aproveitamento dos caudais turbinados em Espanha (aproveitamento de Castro, na fronteira 
entre os dois países), evitando que sejam desperdiçados os caudais por falta de capacidade 
de turbinamento dos aproveitamentos de Bemposta e Picote, que se encontram 
imediatamente a jusante de Castro [33].  
2.4 - Aproveitamento Hidroelétrico de Foz Tua 
Tendo em conta o problema do potencial hídrico por explorar, assim como o aspeto da 
garantia de satisfação dos consumos e as preocupações ambientais, o INAG/COBA elaborou, 
em 1995, um documento que concluía que “Para evitar a dependência total em relação a 
Espanha será no entanto de toda a conveniência (e, mesmo, urgência) que se disponha em 
território nacional, o mais a montante possível, de uma grande albufeira de armazenamento 
capaz de acudir de forma eficiente a situações de emergência, potencialmente gravosas para 
o troço nacional do Douro.” [1]. 
Como resultado das crescentes preocupações referidas, tal como referido na secção 2.2, 
Políticas Energéticas, foi elaborado o PNBEPH, sujeito a consulta pública em 2007, onde 
foram feitas algumas recomendações para o Aproveitamento Hidroelétrico de Foz Tua 
(AHFT), que foi um dos aproveitamentos hidroelétricos selecionados. 
A exploração do AHFT foi provisoriamente adjudicado à EDP por parte do Governo, por 
um prazo de 75 anos. Começaram então a ser feitos estudos, mais propriamente o Estudo 
Prévio e o Estudo de Impacte Ambiental (EIA), que foram apresentados pela EDP à Agência 
Portuguesa do Ambiente (APA), em Abril de 2008, dando início à Avaliação de Impacte 
Ambiental (AIA) do AHFT. Também os autarcas do Tua (Mirandela, Alijó, Murça, Vila Flor e 
Carrazeda de Ansiães) realizaram um estudo para a avaliação do impacto da construção ou 
não da barragem e da manutenção ou não da linha férrea do Tua. 
O Ministério do Ambiente, do Ordenamento do Território e do Desenvolvimento Regional 
emitiu, em Maio de 2009, a Declaração de Impacte Ambiental (DIA) que concluiu que “o 
projecto ‘Aproveitamento Hidroeléctrico de Foz Tua’ poderá ser aprovado, desde que 
concretizado à cota NPA 170, bem como cumpridas todas as condições constantes da presente 
DIA.” [37]. 
Em Junho de 2010, a EDP entregou ao INAG o Relatório de Conformidade Ambiental do 
Projecto de Execução (RECAPE), conforme estava previsto na DIA, tendo sido posteriormente 
remetido à APA para Pós-Avaliação. Já em Agosto do mesmo ano, a Comissão de Avaliação 
(CA) emitiu o parecer relativamente ao RECAPE, o que levou a que a EDP tenha feito um 
aditamento ao RECAPE, em Novembro de 2011, por forma a satisfazer os aspetos referidos no 
parecer da CA. Este aditamento ao RECAPE apresentado pela EDP foi considerado como 
estando em condições de ser aprovado, celebrando-se depois o Contrato de Concessão 
referente ao AHFT entre o Estado Português e a EDP. O Ministério da Economia, da Inovação e 
do Desenvolvimento atribuiu em Março desse ano a Licença de Produção/Estabelecimento do 
AHFT [38]. 
Finalmente, os trabalhos de construção tiveram início em Abril de 2011 e o Arquiteto 
Eduardo Souto Moura, vencedor do prémio Pritzker em 2011, para conceber a central 
hidroelétrica do AHFT, tendo como desafio de conciliar o edifício com a paisagem Douro 
Património da Humanidade, a sua primeira obra numa barragem. No entanto, após uma visita 
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da Missão da UNESCO/ICOMOS às obras do AHFT, foi considerado pelo Comité do Património 
Mundial da UNESCO que a construção da barragem de Foz Tua tem um “impacto irreversível e 
ameaça os valores” que estão na base da classificação do Alto Douro Vinhateiro como 
Património Mundial [38]. 
O projeto de Souto Moura para o edifício da central hidroelétrica do AHFT foi apresentado 
em 2012 e traduz o objetivo da EDP em “reduzir o impacto daquela infraestrutura na 
paisagem do Douro Vinhateiro, classificada como Património da Humanidade, e ainda de 
trazer para a região um novo foco de atração cultural e turística” [38]. Então, em Maio de 
2012, a EDP efetuou um aditamento ao Projecto de Execução devido ao novo projeto da 
central hidroelétrica. 
Ainda em Maio de 2012 foi conhecida a proposta que iria ser apresentada na 36ª sessão do 
Comité do Património Mundial, que se realizava em S. Petersburgo de 24 de Junho a 6 de 
Julho, e que recomendava que fossem suspensas imediatamente as obras de Foz Tua e que 
fosse feita uma reavaliação do impacto do projeto no Alto Douro Vinhateiro. Com efeito, em 
Junho, a UNESCO propôs o abrandamento significativo dos trabalhos de Foz Tua até serem 
avaliados os verdadeiros impactos do projeto. 
Já em Julho e Agosto de 2012 é feita uma nova visita da Missão da UNESCO/ICOMOS às 
obras do AHFT para emissão de um novo relatório que avalie os impactos do projeto no Alto 
Douro Vinhateiro. Passado algum tempo, a Missão da UNESCO/ICOMOS concluiu que o AHFT 
tinha um impacto reduzido na integridade, valor e autenticidade do património em causa. 
Para além disso, considera que o edifício da central hidroelétrica projetado por Souto Moura 
reduz o impacto visual da construção, tendo a barragem um impacto reduzido, sendo possível 
a retoma dos trabalhos em Foz Tua. 
O AHFT situa-se no rio Tua, um dos afluentes da margem direita do rio Douro, a cerca de 
1,1 km da confluência com o rio Douro e será implantado nos concelhos de Alijó e de 
Carrazeda de Ansiães. Este aproveitamento terá um armazenamento útil previsto de 66 hm3 
que irá permitir a produção de cerca de 600 GWh por ano, o que corresponde a um reforço de 
6% da capacidade de produção hídrica nacional e representa quase quatro vezes o consumo 
anual de eletricidade dos conselhos abrangidos pelo AHFT (Alijó, Carrazeda de Ansiães, 
Murça, Vila Flor e Mirandela). A energia gerada por Foz Tua irá poupar cerca de 12 milhões de 
euros por ano em importações de combustíveis fósseis e 3 milhões em emissões de CO2 
evitadas [39]. 
O AHFT irá ser dotado de bombagem e, portanto, terá capacidade de reversibilidade. Isto 
torna possível o armazenamento de água em horas de menor consumo para posteriormente 
utilizar essa água para produção de energia nas horas de maior consumo. Desta forma é 
possível garantir uma resposta rápida a grandes variações de carga (picos de procura) 
resultantes da variação da procura, da variabilidade e aleatoriedade do recurso eólico e ainda 
de possíveis indisponibilidades dos grupos térmicos. 
Como os aproveitamentos hidroelétricos existentes no troço nacional do rio Douro são do 
tipo fio-de-água, não existe capacidade de retenção de água nas albufeiras, estando portanto 
dependentes dos caudais turbinados pelos aproveitamentos espanhóis a montante (Saucelle e 
Aldeadávila). Esta capacidade de retenção de afluências existente no AHFT irá então 
contribuir para a maximização da produção de energia elétrica nos escalões a jusante, ou 
seja, da Régua, Carrapatelo e Crestuma. 
A capacidade de armazenamento do AHFT irá também permitir uma regularização 
significativa dos caudais afluentes, sendo possível reter água na albufeira em períodos mais 
húmidos para mais tarde poder ser turbinada em períodos mais secos, bem como para outras 
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atividades, trazendo benefícios ao nível ambiental e socioeconómico. Apesar de não ter uma 
capacidade de regularização tão grande como outros aproveitamentos pelo facto de o rio Tua 
ser muito caudaloso, irá ainda contribuir para o controlo das cheias, diminuindo os efeitos 
negativos que estas têm nas margens do rio Douro a jusante do AHFT e, desta forma, ajuda a 
evitar caudais elevados no rio Douro. 
Para além do que foi já falado anteriormente, o AHFT permite a realização de mais 
atividades relacionadas com a exploração nas áreas abrangidas pelo aproveitamento. Serão 
criadas condições de navegabilidade graças à albufeira, serão possíveis atividades recreativas 
(desportos náuticos e pesca) e ainda atividades balneares que contribuirão para uma maior 
atratividade local no que diz respeito ao turismo, comércio, hotelaria e restauração. Irá 
também contribuir para a criação de postos de trabalho dinamizando a economia local e 
serão construídas novas infraestruturas e vias de comunicação (como o sistema de mobilidade 
quotidiana e turística) benéficas para as regiões. 
A conclusão dos trabalhos de construção do AHFT estava inicialmente previsto para 
Setembro de 2015, contudo, de acordo com dados disponibilizados pela EDP, está previsto 
que a construção esteja finalizada em finais de 2016 [40]. Apesar deste atraso nos trabalhos 
(em certa parte devido ao abrandamento das obras proposto pela UNESCO), este 
aproveitamento hidroelétrico irá ser parte importante para o cumprimento dos compromissos 
nacionais e internacionais, estando enquadrado na Estratégia Nacional para a Energia no 
âmbito do PNBEPH [37] e ainda no Pacote de Energia-Clima 20/20/20 e Protocolo de Quioto 
(prolongado até 2020). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
  
 
 
 
Capítulo 3  
 
Análise Técnica 
Durante o planeamento do projeto de um aproveitamento hidroelétrico, mais 
precisamente na fase de projeto, será sempre necessário avaliar todas as possíveis soluções 
técnicas que podem ser adotadas no que diz respeito a estruturas civis e a todos os 
equipamentos a instalar no local. Os equipamentos e estruturas deverão ser dimensionados 
por forma a conseguir-se uma minimização de custos, assim como garantir a segurança, 
fiabilidade e qualidade de serviços ao longo do tempo de vida útil do aproveitamento 
hidroelétrico. 
Neste capítulo procura-se então compreender as opções que foram tomadas para o AHFT 
e as suas funções, focando em aspetos como a albufeira, barragem, órgãos de segurança, 
central e subestação. 
3.1 - Localização 
O AHFT situa-se na fase terminal do rio Tua, que resulta da junção de dois rios, Tuela e 
Rabaçal, nascidos em Espanha e que entram em Portugal pelo concelho de Vinhais, acabando 
por se juntar no concelho de Mirandela. O rio Tua desagua no rio Douro junto à localidade de 
Foz Tua, freguesia de Castanheiro, no município de Carrazeda de Ansiães, após 40 km de 
curso. Este rio traça todas as fronteiras a Sul do concelho de Mirandela com os concelhos de 
Vila Flor e Carrazeda de Ansiães e passa a delinear a linha que divide Carrazeda de Ansiães do 
concelho de Murça, primeiro, e depois de Alijó. 
Este aproveitamento hidroelétrico compreende um único escalão que será implementado 
entre os concelhos de Alijó e Carrazeda de Ansiães, a 1,1 km da confluência com o rio Douro, 
como é possível ver na Figura 3.1. 
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Figura 3.1 - Mapa da Bacia Hidrográfica do rio Tua [41]. 
A albufeira associada a este aproveitamento hidroelétrico estende-se ao longo de 27 km, 
abrangendo os conselhos de Mirandela, Vila Flor, Murça, Carrazeda de Ansiães e Alijó. As 
águas provenientes do escalão de Foz Tua irão influenciar o aproveitamento hidroelétrico da 
Régua a jusante e, consequentemente, a restante cascata do Douro Nacional. 
3.2 - Princípio de Funcionamento 
A exploração do AHFT estará principalmente associada à produção de energia elétrica e 
prevê-se que esta se caracterize por um número elevado de arranques dos grupos geradores 
(quase instantâneo no caso das centrais hidroelétricas) e por mudanças no modo de 
funcionamento dos geradores (turbina e bomba). 
Como o AHFT é um aproveitamento reversível, os grupos geradores instalados têm a 
capacidade de operar em diferentes modos (turbina-alternador ou motor-bomba), pela 
simples alteração do sentido de rotação da máquina, e que depende de se estar a turbinar ou 
a bombar. 
Quando o modo de operação é o turbinamento, a água que se encontra armazenada na 
albufeira a montante a uma cota elevada é admitida num circuito hidráulico, concebido para 
que a água seja conduzida até às pás da turbina, adquirindo velocidade e fazendo rodar o 
rotor do alternador que se encontra diretamente acoplado ao veio da turbina. A criação de 
correntes de excitação no rotor fará com que sejam induzidas forças eletromagnéticas na 
parte fixa do alternador que, por sua vez, induzem tensões de Média Tensão (MT) [42]. Esta 
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tensão será elevada para Muito Alta Tensão (MAT) através dos transformadores da subestação 
elevadora, reduzindo-se as perdas no transporte da energia elétrica. Sendo assim, há uma 
transformação de energia hidráulica em energia mecânica e posteriormente em energia 
elétrica, como exemplificado pela Figura 3.2. 
 
Figura 3.2 - Princípio de funcionamento da central hidroelétrica. 
A água turbinada será depois restituída na albufeira do aproveitamento da Régua e 
poderá ser utilizada para turbinamento nos escalões a jusante ou para bombagem em Foz 
Tua. Neste último caso, a água passa da albufeira a jusante para a albufeira a montante. Para 
tal, é utilizada a energia a MAT, rebaixada para MT pelos transformadores da subestação, 
para colocar o motor em rotação e, desse modo, acionar a bomba. A água é então extraída da 
albufeira a jusante pela bomba e enviada para montante através do circuito hidráulico, 
estando disponível para novo turbinamento. Contudo, como o motor se encontra em estado 
de repouso, será necessário auxiliar o seu arranque. Para tal pode ser utilizado qualquer um 
de três métodos: utilizando um conversor estático de frequência, um motor de arranque 
externo ou o método de arranque assíncrono do motor. A bombagem é um processo inverso 
ao representado na Figura 3.2, onde há transformação de energia elétrica em energia 
mecânica (através do motor) e desta em energia hidráulica (através da bomba). 
Visto que o AHFT é um aproveitamento reversível, este poderá aproveitar a energia 
elétrica excedente que resulta da produção eólica em horas de menor consumo para bombar 
a água da albufeira da Régua para a albufeira de Foz Tua, como demonstrado na Figura 3.3 
[43]. 
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Figura 3.3 - Princípio de funcionamento do AHFT em modo turbinamento (cima) e modo bombagem 
(baixo) (adaptado de [44]).  
Nos próximos subcapítulos serão dados a conhecer os principais elementos que constituem 
o AHFT, sendo feita uma caracterização técnica a partir dos dados disponibilizados pela EDP. 
3.3 - Planta Geral 
Na planta geral do AHFT pode ter-se uma perspetiva geral dos vários componentes na 
Figura 3.4: 
 
 
Figura 3.4 - Planta geral do AHFT [45]. 
De uma forma geral, o AHFT é caracteriza-se por: uma barragem em betão, do tipo 
abóbada de dupla curvatura, que dispõe de um descarregador de cheias inserido no corpo da 
barragem, equipado com comportas, de uma descarga de fundo e de um dispositivo para 
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libertação do caudal ecológico, separando a albufeira a montante da albufeira a jusante 
(Régua). 
Na margem direita existe um circuito hidráulico subterrâneo constituído por túneis 
independentes por cada grupo gerador que vai dar à central hidroelétrica que se encontra 
500 metros a jusante da barragem.  
A central hidroelétrica é uma central em poço, equipada com dois grupos geradores 
reversíveis (turbinas-bombas e alternadores-motores), com potência nominal total em 
turbinamento de 262 MW (referente ao veio das turbinas-bombas), e o seu edifício de 
descarga e comando está situado numa plataforma localizada a montante da ponte rodoviária 
que liga os concelhos de Alijó e Carrazeda de Ansiães, nas proximidades da foz do rio Tua. 
A subestação exterior compacta, em edifício, situa-se na plataforma do edifício de 
descarga e comando da central, assim como os transformadores e o painel de saída da linha 
de 400 kV, que ligará Foz Tua a Armamar [46]. 
A central hidroelétrica do AHFT será equipada com automatismos e dispositivos que 
permitam uma condução autónoma a partir do Centro de Telecomando da Régua, tal como 
acontece de momento em praticamente todos os aproveitamentos hidroelétricos em Portugal 
explorados pela EDP (salvo determinadas mini-hídricas que possuem comando local ou 
arranque autónomo graças a regulação por nível). O Centro de Telecomando da Régua é 
responsável pelo arranque/paragem de grupos geradores e abertura/fecho das comportas dos 
órgãos de segurança hidráulica (descarregadores de cheias). 
3.4 - Albufeira 
A albufeira do AHFT tem como função o armazenamento de água que poderá ser libertada 
de acordo com as necessidades, sendo maioritariamente utilizada para a produção de energia 
elétrica. A água que provém das chuvas ou do processo de bombagem será responsável pelo 
enchimento da albufeira. Esta albufeira apresenta um volume total de 106 hm3 ao Nível de 
Pleno Armazenamento (NPA) e uma capacidade de armazenamento útil de 66 hm3. Existe um 
Nível mínimo Extraordinário (NmE), a uma cota inferior ao Nível mínimo de Exploração 
(Nme), que corresponde ao volume de emergência para garantia da alimentação, em períodos 
críticos de satisfação de consumos, do escalão do AHFT e dos 3 aproveitamentos a fio-de-
água da cascata do Douro Nacional a jusante do AHFT (Régua, Carrapatelo e Crestuma). 
As principais características técnicas da albufeira deste aproveitamento estão 
apresentadas na Tabela 3.1: 
Tabela 3.1 - Características técnicas da albufeira do AHFT [46]. 
Albufeira  
Nível de pleno armazenamento (NPA) (170) 
Nível de máxima cheia (NMC) (171) 
Nível mínimo de exploração (Nme) (167) 
Nível mínimo extraordinário (NmE) (162) 
Volume total ao nível de pleno armazenamento 106 hm3 
Volume total ao nível de máxima cheia 110 hm3 
Volume útil para o Nme 10 hm3 
Volume útil para o NmE 28 hm3 
Área inundada ao nível do pleno armazenamento 421 ha 
Área inundada ao nível de máxima cheia 436 ha 
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O valor da cota de Nível de Pleno Armazenamento (NPA) presente na Tabela 3.1 foi o 
escolhido de entre 3 alternativas possíveis, escolha essa que será explicada mais à frente no 
documento. 
3.5 - Barragem 
Para a construção da barragem do AHFT foi necessário estudar e avaliar os locais possíveis 
de construção, bem como o tipo de barragem a construir, de maneira a que esta consiga 
resistir à pressão da água que terá que reter e garantir a estanqueidade de toda a obra e 
fundação. 
Segundo o Relatório Técnico Vol. I do Estudo de Impacte Ambiental [47], foram 
considerados aspetos de carácter técnico, económico e ambiental para a escolha do local de 
construção e tipo de barragem. Para o local de construção da barragem foram considerados 
dois locais possíveis designados por “local de montante” e “local de jusante”, ambos situados 
no canhão mais estreito que o rio forma antes de se abrir na respetiva foz. Foi decidido que a 
barragem seria construída numa localização intermédia entre o “local de montante” e “local 
de jusante” por se entender que seria “mais conveniente, tanto em termos morfológicos 
como em termos das condições geotécnicas e das profundidades expectáveis de fundação da 
barragem” [47]. 
O tipo de barragem a construir é do tipo barragem em abóbada de dupla curvatura em 
betão pois apresentava menores custos de investimento, para além de se considerar que é 
mais elegante, que proporciona uma melhor integração no meio ambiente e que apresenta 
menores riscos de carácter geológico. A barragem tem uma altura máxima de 108 m medida 
entre o ponto mais baixo da fundação e o coroamento, cujo desenvolvimento é de 275 m e a 
espessura de 5 m. Na zona central do coroamento está inserido o descarregador de cheias de 
superfície com 4 portadas equipadas, cada uma com 15,7 m de largura [46]. A planta da 
barragem do AHFT está visível na Figura 3.5: 
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Figura 3.5 - Planta geral da barragem do AHFT [48]. 
 
No coroamento da barragem, incluindo a zona sobre o descarregador de cheias, constitui-
se um atravessamento rodoviário do rio Tua com duas faixas de rodagem, no entanto, só é 
possível o acesso à barragem pela margem direita através de um troço de estrada a construir 
na encosta a jusante da barragem e que fará ligação à EN212. 
A barragem será ainda dotada de uma instalação de bombagem e rede de tubagem 
responsável por assegurar a evacuação de águas que resultam de infiltrações coletadas a 
partir da galeria geral de drenagem [46]. 
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As principais características técnicas da barragem deste aproveitamento hidroelétrico 
estão apresentadas na Tabela 3.2: 
 
Tabela 3.2 - Características técnicas da barragem do AHFT [46]. 
Barragem 
Tipo estrutural Abóbada de dupla curvatura 
Material Betão convencional 
Características 
   Cota do coroamento (172) 
   Altura máxima acima da fundação 108 m 
   Desenvolvimento do coroamento 275 m 
   Espessura no coroamento 5 m 
   Espessura na base da consola de fecho 22 m 
   Espessura máxima nas nascenças do arco 32 m 
   Volume do betão 316 900 m3 
 
3.6 - Órgãos de Segurança 
Neste subcapítulo serão descritos os órgãos de segurança hidráulica presentes no AHFT: 
descarregador de cheias, descarga de fundo e dispositivo de caudal ecológico. 
3.6.1 - Descarregador de Cheias 
O descarregador de cheias existente na barragem tem como função o esvaziamento 
parcial da albufeira a montante quando existem caudais afluentes excedentários, ou seja, 
quando o nível da água armazenada é superior ao Nível Máximo de Cheia (NMC), os caudais 
excedentários são descarregados para a albufeira a jusante. Tem capacidade máxima de 
vazão de 5500 m3/s sob o NMC e é constituído por uma estrutura descarregadora, funcionando 
com superfície livre, e uma estrutura de dissipação de energia por impacto. 
A estrutura descarregadora, que se localiza na parte central do corpo da barragem, 
divide-se em 4 portadas iguais, com 15,7 m de largura cada, que estão separadas por pilares 
de forma aerodinâmica em planta e com 7,7 m de espessura máxima, pilares esses que 
servem de apoio para os munhões de comportas e vigas do viaduto que está ligado ao 
coroamento da barragem. Cada portada tem uma soleira descarregadora frontal com perfil 
tipo WES (Waterways Experiment Station) [46]. O descarregador de cheias pode ser 
observado na Figura 3.6: 
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Figura 3.6 - Corte transversal do descarregador de cheias do AHFT [40]. 
O controlo do escoamento é feito através de dispositivos de obturação e regulação do 
caudal equipados nas portadas do descarregador. Estes dispositivos são constituídos por 
comportas segmento que são manobradas por servomotores hidráulicos articulados. No topo 
de jusante dos pilares laterais do descarregador, adjacentes ao pilar central, situam-se o 
equipamento de alimentação de energia e os postos de manobra, instalados em edifícios (um 
por cada duas comportas). Para além disso, existirá um grupo diesel-elétrico no topo de 
jusante do pilar central, num edifício previsto para o efeito, responsável por garantir a 
alimentação de emergência aos órgãos de segurança hidráulica da barragem [46]. 
No caso de serem necessários trabalhos de manutenção e reparação das comportas 
segmento, a comporta ensecadeira do tipo corrediça permitirá a realização de tais trabalhos. 
Esta comporta ensecadeira é comum às quatro portadas do descarregador de cheias e 
formada por elementos sobreponíveis e movimentados por uma grua automóvel. 
Os caudais descarregados são restituídos ao leito do rio em jacto livre, diretamente a 
partir da soleira descarregadora, com a dissipação dos jatos descarregados a processar-se no 
ar, por amortecimento do colchão de água criado pelos níveis de jusante e por impacto na 
estrutura de dissipação. Esta estrutura é constituída por uma bacia de receção em betão 
localizada no leito do rio, na continuação do soco da fundação da barragem. Tem ainda uma 
soleira à cota (72) e encontra-se limitada lateralmente por muros com coroamento à cota 
(105,00). Na parte terminal, a bacia dispõe de um lábio à cota (79,00), com 38 m de 
desenvolvimento e muros laterais com declive 3V:1H [46]. 
As principais características técnicas do descarregador de cheias estão apresentadas na 
Tabela 3.3: 
 
 38 Análise Técnica 
 
Tabela 3.3 - Características técnicas do descarregador de cheias do AHFT [46]. 
Descarregador de Cheias 
Tipo 
Lâmina livre sobre coroamento da barragem 
(c/ bacia de dissipação a jusante) 
Caudal de dimensionamento 5500 m3/s 
Estrutura descarregadora 
   Número de vãos 4 
   Largura de cada vão 15,7 m 
   Cota da crista da soleira (159) 
Bacia de dissipação 
   Largura 50 m / 84 m 
   Comprimento 95 m 
   Cota da soleira (72) 
   Cota do coroamento dos muros laterais (105) 
Comportas de serviço 
   Número 4 
   Tipo Segmento 
   Dimensões (l x h) 15,7 m x 12,7 m 
   Carga hidrostática máxima na soleira 13,2 m.c.a. 
   Órgãos de manobra 2 servomotores 
Comporta ensecadeira 
   Número 1 
   Tipo Corrediça 
   Dimensões (l x h) 15,7 m x 11,5 m 
   Carga hidrostática máxima na soleira 11,0 m.c.a. 
   Órgão de manobra Grua móvel 
 
3.6.2 - Descarga de Fundo 
A descarga de fundo é outro dos órgãos de segurança hidráulica do AHFT e que também 
tem função de esvaziamento da albufeira a montante, bem como para controlar o 
enchimento dessa albufeira durante o seu primeiro enchimento. Enquanto que o 
descarregador de cheias é utilizado para o esvaziamento da albufeira em situações de 
emergência, a descarga de fundo é utilizada em situações programadas. Quando a cota de 
albufeira atinge o Nível mínimo de exploração (Nme), já não é possível contar com os grupos 
geradores para o esvaziamento, passando a ser efetuado apenas pela descarga de fundo. 
A capacidade máxima de vazão da descarga de fundo é de 200 m3/s e o circuito 
hidráulico atravessa o corpo da barragem na prumada do pilar central da zona 
descarregadora, geralmente constituído por uma conduta metálica com secção transversal 
corrente retangular e equipada com dois dispositivos de obturação [46]. 
O circuito hidráulico é horizontal na maior parte da sua extensão, salvo a parte terminal 
que desce ligeiramente, e tem um comprimento de 26 m. Já os dispositivos de obturação 
consistem numa comporta de segurança a montante e uma comporta de serviço a jusante, 
Figura 3.7. A comporta de segurança é do tipo vagão e está instalada na secção terminal do 
bocal de entrada do circuito hidráulico. A sua movimentação realiza-se ao longo de um plano 
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vertical inserido no corpo da barragem e no pilar central do descarregador de cheias, onde 
existe uma plataforma ligada ao coroamento da barragem, encontrando-se o servomotor de 
manobra da comporta e dois pequenos edifícios para instalação dos quadros elétricos de 
comando e posto de manobra da comporta de segurança. Para além disso, existe uma câmara 
de calagem e manutenção da comporta sob o coroamento do pilar [46]. 
 
 
Figura 3.7 - Perfil longitudinal da descarga de fundo do AHFT [48]. 
 
Já a comporta de serviço, localizada a jusante da conduta, é do tipo segmento, 
manobrada também por um servomotor que está instalado numa plataforma à cota (105,00) e 
os quadros elétricos de comando e posto de manobra estão numa câmara à cota (105,10) no 
interior da barragem. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 40 Análise Técnica 
 
Na Tabela 3.4 estão as características principais da descarga de fundo: 
 
Tabela 3.4 - Características técnicas da descarga de fundo do AHFT [46]. 
Descarga de Fundo 
Tipo Galeria blindada que atravessa o corpo da 
barragem 
Caudal de dimensionamento 200 m3/s 
Comporta de segurança 
   Número 1 
   Tipo Vagão 
   Dimensões da secção a obturar (l x h) 2,1 m x 3,1 m 
   Carga hidrostática máxima na soleira 76 m.c.a. 
   Órgão de manobra Servomotor 
Comporta de serviço 
   Número 1 
   Tipo Segmento 
   Dimensões da secção a obturar (l x h) 2,1 m x 3,8 m 
   Carga hidrostática máxima na soleira 77,26 m.c.a. 
   Órgão de manobra Servomotor 
Blindagem 
   Número 1 
   Dimensões da secção corrente (l x h) 2,1 m x 3,1 m 
   Comprimento total 24 m 
   Carga hidrostática máxima no eixo 74,5 m.c.a. 
 
3.6.3 - Dispositivo de caudal ecológico 
Este órgão de segurança hidráulica permite minimizar as perturbações causadas nos 
ecossistemas a jusante da barragem ao nível do regime natural de caudais. Este dispositivo 
permitirá assegurar um regime de caudais, reduzindo as perturbações, que mimetize a 
situação inicial, ou seja, antes da construção da barragem. 
O dispositivo de caudal ecológico foi projetado de maneira a ser possível libertar caudais 
entre os 0,5 m3/s e 10 m3/s e o seu circuito hidráulico está inserido no pilar do descarregador 
de cheias mais próximo da margem esquerda e no corpo da barragem, sendo constituído por 
uma conduta metálica com secção transversal corrente circular e equipada com duas válvulas 
[46]. 
Para a tomada de água do dispositivo foi definido o nível mínimo à cota (158,00) para que 
seja assegurada uma qualidade de água a libertar adequada. A partir dos resultados de 
estudos levados a cabo pela Universidade de Trás os Montes e Alto Douro (UTAD), considerou-
se que o valor máximo para o caudal lançado para jusante seja de 10 m3/s, valor considerado 
conservativo. Contudo, com a monitorização a ser efetuada no troço do rio entre a barragem 
e a restituição será possível definir qual o regime de caudal ecológico mais indicado [46]. 
O circuito hidráulico pode ser dividido em 3 troços: troço inicial, intermédio e final. Os 
troços inicial e final são horizontais, com os seus eixos às cotas (159,50) e (103,50), 
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respetivamente, enquanto que o troço intermédio é vertical, tal como apresentado na Figura 
3.8. O comprimento total do circuito hidráulico é de cerca de 90 m. 
 
 
 
Figura 3.8 - Perfil longitudinal do dispositivo de caudal ecológico do AHFT [48]. 
 
 
Na zona terminal da conduta estão instaladas duas válvulas, uma delas para regulação e 
dispersão do caudal ecológico e outra como válvula de segurança da primeira. Para a primeira 
válvula foi definida uma válvula do tipo cone com 0,8 m de diâmetro nominal e para a válvula 
de segurança definiu-se uma válvula de borboleta com 1,30 m de diâmetro nominal. Estas 
válvulas estão instaladas numa plataforma própria à cota (102,00) e o seu posto de manobra e 
quadros elétricos de alimentação estão alojados numa câmara à cota (105,10) no interior da 
barragem [46]. 
Para a realização de trabalhos de manutenção e reparação das válvulas, será utilizada 
uma comporta ensecadeira do tipo corrediça e que é, tal como a grade metálica prevista para 
a secção inicial do dispositivo, movimentada por uma auto-grua a partir da cota do 
coroamento da barragem. 
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As características técnicas do dispositivo de caudal ecológico podem ser consultadas na 
Tabela 3.5: 
 
Tabela 3.5 - Características técnicas do dispositivo de caudal ecológico do AHFT [46]. 
Dispositivo de Caudal Ecológico 
Tipo Conduta inserida na barragem 
Caudal de dimensionamento 0,5 a 10 m3/s 
Grades 
   Número 1 
   Tipo Móvel 
   Área total de cada grade 10 m2 (2,5 x 4 m2) 
   Carga de cálculo 3 t/m2 
   Órgão de manobra Grua móvel 
Comporta ensecadeira 
   Número 1 
   Tipo Corrediça 
   Dimensões da secção a obturar (l x h) 1,5 x 1,7 m2 
   Carga hidrostática máxima 11,2 m.c.a. 
   Órgão de manobra Grua móvel 
Válvula de segurança 
   Número 1 
   Tipo Borboleta 
   Dimensão (ø) 1,3 m 
   Carga hidrostática máxima 67,5 m.c.a.  
   Órgão de manobra Servomotor 
Válvula de serviço 
   Número 1 
   Tipo Dispersora (cone fixo) 
   Dimensão (ø) 0,8 m 
   Carga hidrostática máxima 67,5 m.c.a. 
   Órgão de manobra 2 servomotores 
Tubagem 
   Número 1 
   Dimensão da secção corrente (ø) 1,3 m 
   Comprimento total 79 m 
 
3.7 - Circuitos Hidráulicos 
O circuito hidráulico de um aproveitamento hidroelétrico é o órgão de exploração 
constituído por uma tomada de água, um túnel de adução e uma estrutura de restituição. No 
modo de turbinamento, a água armazenada na albufeira a montante é conduzida por um 
circuito hidráulico, entrando pela tomada de água e percorrendo todo o túnel de adução, até 
chegar à turbina. Após ser turbinada, a água é expelida para a albufeira a jusante pela 
restituição. No modo de bombagem, a restituição funcionará como a tomada de água e a 
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tomada de água como restituição, invertendo-se o sentido de escoamento e as designações 
de montante e jusante. 
A solução adotada para o AHFT foi a integração de dois circuitos hidráulicos subterrâneos, 
independentes e paralelos, cada um alimentando um dos grupos. Foram implantados na 
margem direita do rio Tua, próximos da confluência com o rio Douro, conseguindo-se tirar 
partido da configuração topográfica favorável do vale do rio Tua na zona, já que ficam 
totalmente independentes e afastados das obras da barragem e da bacia de dissipação do 
descarregador de cheias. Na Figura 3.9 pode ser consultado o perfil longitudinal de um dos 
circuitos hidráulicos: 
 
Figura 3.9 - Perfil longitudinal de um circuito hidráulico do AHFT [40]. 
Então, cada circuito hidráulico é constituído, de montante para jusante, pelas estruturas 
que se seguem [46]: 
 Uma tomada de água, com o respetivo bocal de entrada, torre e poço de comportas e 
ainda troços de transição/ligação e passadiços de acesso; 
 Um túnel de adução, com secção circular corrente revestida a betão armado e com 
inclinação constante, com um troço blindado e com menor inclinação que antecede a 
ligação à turbina; 
 Uma estrutura de restituição, integrando o tubo de aspiração da turbina, um túnel de 
pequeno desenvolvimento, uma torre e poço de comportas e o respetivo bocal de 
saída. 
 
Após o bocal de saída da estrutura de restituição, a água prossegue por um canal a 
jusante (que será falado no próximo subcapítulo) até chegar à albufeira a jusante. 
Ao longo dos circuitos hidráulicos, no túnel de adução e na restituição, existem 
perdas de carga em ambos os sentidos de escoamento da água. Mesmo tendo 
desenvolvimentos diferentes, os dois grupos geradores têm perdas de carga similares nos 
dois modos de funcionamento (2,9 m). 
Nos pontos seguintes serão abordadas as estruturas constituintes de cada circuito 
hidráulico do AHFT. 
3.7.1 - Tomada de água 
As tomadas de água dos circuitos hidráulicos situam-se na margem direita da albufeira de 
Foz Tua, a cerca de 100 m a montante do encontro direito da barragem, e têm a função de 
captar a água da albufeira de Foz Tua (para turbinamento) ou da albufeira a jusante (para 
bombagem). 
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Cada estrutura de tomada de água é constituída pelo bocal de entrada, torre e poço de 
comportas e um troço de transição para o túnel de adução. As duas estruturas estão 
interligadas por um passadiço ao nível da plataforma de superior e por um muro vertical ao 
nível dos bocais de entrada [46]. Na Figura 3.10 está apresentada a tomada de água 
correspondente ao circuito hidráulico 1: 
 
Figura 3.10 - Perfil longitudinal da tomada de água do circuito hidráulico 1 do AHFT [48]. 
 
O bocal de cada tomada de água, inserido na encosta da margem direita, tem a soleira à 
cota (140,50), ou seja, abaixo do Nme e, por isso, está sempre submerso. Na entrada do 
bocal existem ainda grades para evitar a entrada de detritos sólidos nos circuitos hidráulicos. 
O bocal tem um comprimento de cerca de 22,0 m e a soleira tem uma inclinação 
gradualmente crescente para a inclinação de ambos os túneis de adução. A seguir ao bocal 
está a zona de fundação da torre, onde se encontram as comportas, e a zona de transição 
entre a secção retangular das comportas e a secção circular do túnel de adução [46]. 
Cada torre é constituída por um poço húmido que alberga a comporta de serviço (ou de 
segurança) e a ensecadeira, cujo posicionamento a montante permite a estanqueidade do 
poço, isolando-o da albufeira. Na entrada da tomada de água existem duas comportas de 
serviço do tipo vagão, normalmente abertas e acionadas por servomotores, e uma 
ensecadeira tipo corrediça, comum às duas tomadas de água, manobrada por um pórtico 
rolante (que abrange também os servomotores das comportas de serviço). As torres de 
manobra têm o piso superior à cota do coroamento da barragem, isto é (172,00), sendo 
interligadas por um passadiço e acessíveis a partir da margem graças a um único passadiço 
central. Nesse piso estão também instalados o pórtico rolante, os servomotores das 
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comportas de serviço e os respetivos postos de manobra. Foi também criada uma plataforma 
de inspeção e manutenção das comportas de segurança à cota (162,00) [46]. 
Na Tabela 3.6 encontram-se as principais características técnicas das tomadas de água 
deste aproveitamento. 
 
Tabela 3.6 - Características técnicas das tomadas de água do AHFT [46]. 
Tomada de Água 
Grades 
   Número 2 
   Tipo Fixa 
   Área total de cada grade 155 m2 (3 x 4,7 x 11 m2) 
   Carga de cálculo 5 t/m2 
Comporta ensecadeira 
   Número 1 
   Tipo Corrediça 
   Dimensões da secção a obturar (l x h) 5,4 x 7,1 m2 
   Carga hidrostática máxima na soleira 32,5 m.c.a. 
   Órgão de manobra Pórtico de manobra 
Comportas de serviço 
   Número 2 
   Tipo Vagão 
   Dimensões da secção a obturar (l x h) 5,4 x 7,1 m2 
   Carga hidrostática máxima na soleira 33 m.c.a. 
   Órgão de manobra Servomotor 
Pórtico de manobra 
   Número 1 
   Capacidade unitária 40 t 
   Vão 7 m 
 
3.7.2 - Túneis de adução 
Os túneis de adução têm como função conduzir a água admitida pelas tomadas de água 
até aos grupos geradores para turbinamento (ou ao contrário, em caso de bombagem). 
Tal como acontecia nas tomadas de água, existem também dois túneis de adução 
independentes e paralelos, cada um fazendo a ligação ao respetivo grupo gerador. Os dois 
túneis de adução apresentam características diferentes ao longo do seu traçado, 
nomeadamente formas, secções, diâmetros e revestimentos dos troços. Por uma questão de 
simplicidade optou-se por abordar apenas o túnel de adução do circuito hidráulico 1 (menos 
extenso dos dois), representado na Figura 3.11, sendo que para o túnel de adução do circuito 
hidráulico 2 segue um processo semelhante. 
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Figura 3.11 – Perfil longitudinal do túnel de adução do circuito hidráulico 1 do AHFT [48]. 
 
O túnel de adução do circuito hidráulico 1 é constituído, de montante para jusante, pelos 
seguintes troços [46]: 
 
 Curva na ligação à tomada de água; 
 Troço revestido em betão armado (7,50 m de diâmetro interior), inclinação de 16,37% 
e comprimento de 498 m; 
 Convergente de transição entre diâmetros 7,50 m e 5,50 m, com 10 m de 
desenvolvimento, com a metade de jusante desta convergente a corresponder ao 
início do troço blindado; 
 Curva blindada com 3º de inclinação; 
 Troço blindado (5,50 m de diâmetro interior), inclinação de 9,2º e 35,10 m de 
comprimento; 
 Curva blindada com 6º de inclinação; 
 Outro troço blindado (5,50 m de diâmetro interior) mas com inclinação nula e 19,60 
m de comprimento; 
 Convergente blindado assimétrico para transição entre diâmetros 5,50 m e 5,0 m da 
entrada na espiral da turbina-bomba, com 5,5 m de desenvolvimento. 
 
Os túneis de adução são percorridos pela água a uma pressão que vai aumentando ao 
longo do desenvolvimento do túnel, sendo os troços, inclinações e secções dos túneis 
escolhidos de maneira que sejam minimizadas as perdas de energia por atrito e consideram 
ainda o maciço rochoso que atravessam. As blindagens dos túneis serão auto-resistentes tanto 
à pressão interior como exterior visto que a velocidade atingida pela água na fase terminal do 
circuito é bastante elevada. 
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Estão apresentadas as principais características dos túneis de adução na Tabela 3.7: 
 
Tabela 3.7 - Características técnicas dos túneis de adução do AHFT [46]. 
Túneis de adução 
Cota da soleira de entrada (140,5) 
Extensão (G1/G2) 
   Troços não blindados 498/552 m 
   Troços blindados 65,8/69,5 m 
Diâmetro interior 
   Troços não blindados 7,5 m 
   Troços blindados 5,5 m 
 
3.7.3 - Restituição 
As estruturas de restituição do AHFT são responsáveis pela restituição dos caudais 
turbinados na albufeira de jusante, quando em modo de turbinamento. No modo de 
bombagem, serviriam como tomadas de água. A restituição dos caudais é feita numa zona de 
montante da albufeira da Régua, implementada cerca de 500 m a jusante da barragem e a 
600 m a montante da confluência com o rio Douro, a montante da ponte rodoviária e após um 
troço de rio caracterizado por margens muito íngremes que se pretendeu preservar. 
Pelo facto de existirem dois circuitos hidráulicos independentes e paralelos, existem 
também duas estruturas de restituição responsáveis por receber e restituir no rio Tua os 
caudais turbinados por cada grupo gerador. Ambas as estruturas são interligadas ao nível da 
cobertura (através do acesso correspondente à plataforma da central) e ao nível do topo do 
bocal de saída (também através de uma plataforma de acesso) [46]. 
Cada uma das estruturas tem um túnel curto escavado no maciço do lado da margem 
direita, um poço/torre da comporta e um bocal de saída para o rio Tua, que começa no final 
do túnel de aspiração da turbina-bomba. Este túnel tem secção retangular, com largura e 
altura variável, revestido a betão armado e faz a transição para o bocal de saída da estrutura 
de restituição. A restituição tem comprimento em planta, medido entre os eixos dos grupos, 
de cerca de 83,0 m para o circuito hidráulico 1, representado na Figura 3.12, e de 103,0 m 
para o circuito hidráulico 2. O seu traçado em planta é retilíneo e o traçado em perfil é 
sempre ascendente, com forte inclinação (atinge um máximo de 77,8%) [46]. 
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Figura 3.12 - Perfil longitudinal da restituição do circuito hidráulico 1 do AHFT [48]. 
 
O bocal de saída de cada restituição encontra-se sempre submerso pois tem soleira à cota 
(62,00), abaixo do Nme, e divide-se em três vãos iguais, separados por dois pilares que 
orientam o escoamento da água. Tem um comprimento de cerca de 20,0 m e uma inclinação 
em perfil gradualmente decrescente do interior do túnel para a soleira. A secção de entrada 
é constituída por grades metálicas móveis, dispostas verticalmente e com alinhamento curvo 
em planta. Será possível a instalação de ensecadeiras nas ranhuras das grades, isolando o 
troço de túnel entre comportas e bocal [46].  
Para a proteção por jusante dos grupos geradores e inspeção dos túneis, cada restituição 
foi equipada com comportas ensecadeiras manobradas por servomotores, instaladas no 
interior de estruturas em poço e torre, numa secção a jusante do túnel de aspiração de cada 
turbina-bomba. As torres de manobra têm o piso superior à cota da plataforma de acesso à 
central, ou seja (102,00), integrando-se nessa plataforma. Os servomotores das comportas 
ensecadeiras, instalados no interior das torres, estão a uma cota (90,50). O acesso à torre da 
restituição é então comum ao acesso à central e o acesso ao bocal de saída é efetuado por 
uma estrada com origem na EN212 [46]. 
Foi prevista a utilização de uma grua móvel, a partir da plataforma da central, para a 
montagem e operações de manutenção das comportas e os seus servomotores. Outra grua 
móvel será utilizada para a manobra das grades e posicionamento das ensecadeiras do bocal 
de saída, com acesso a partir da plataforma que envolve os bocais [46]. 
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De seguida apresentam-se as características das estruturas de restituição na Tabela 3.8 e 
Tabela 3.9: 
 
Tabela 3.8 - Características técnicas dos túneis de restituição do AHFT [46]. 
Túneis de Restituição 
Cota da soleira de saída (62,0) 
Extensão (G1/G2) 83/103 m 
 
Tabela 3.9 - Características técnicas da estrutura de restituição do AHFT [46]. 
Equipamento de Restituição 
Comportas ensecadeiras 
   Número 2 
   Tipo Vagão 
   Dimensões da secção a obturar (l x h) 5,8 x 7,0 m2 
   Carga hidrostática máxima na soleira 53,3 m.c.a. 
   Órgão de manobra Servomotor 
Grades 
   Número 2 
   Tipo Corrediça 
   Área total de cada grade 164,7 m2 (3 x 6,1 x 9 m2) 
   Carga de cálculo 30 kPa 
   Órgão de manobra Grua móvel 
 
Durante os estudos realizados para verificar a possibilidade de instalar grupos reversíveis 
e ainda a restituição na parte final do rio Tua, chegou-se à conclusão que seriam necessárias 
obras de rebaixamento e regularização do leito do rio Tua entre a restituição do AHFT e o rio 
Douro para garantir o funcionamento hidráulico global do sistema adequado, criando-se um 
canal a jusante. Para tal, a garantia de funcionamento em bombagem e as perdas de energia 
por atrito ao escoamento foram tidas em especial conta. 
 
3.8 - Central Hidroelétrica 
A central hidroelétrica é o órgão de exploração do AHFT onde se encontram os dois 
grupos geradores (turbina-bomba e alternador-motor) e cujo átrio de descarga e montagem é 
enterrado no solo. 
Por se situar no limiar do Alto Douro Vinhateiro, esta obra teria impacto no seu valor 
paisagístico. Então, para valorização do local de realização da obra e numa tentativa de 
transformar este projeto numa perspetiva de promoção de desenvolvimento regional foi 
decidido que o edifício da central hidroelétrica deveria ser alterado para que passasse a ser 
um emblema e não um impacto. Recorreu-se então ao Arquiteto Souto Moura, vencedor do 
prémio Pritzker em 2011, para a reformulação do projeto do edifício da central hidroelétrica 
e subestação. A sua proposta prevê a eliminação de praticamente todos os edifícios que 
seriam implantados à superfície numa plataforma localizada junto à ponte rodoviária Edgar 
Cardoso, passando as funções desses edifícios a ser realizadas subterraneamente em edifícios 
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construídos imediatamente abaixo dessa plataforma, sendo possível ver qual o aspeto futuro 
na Figura 3.13. 
 
 
Figura 3.13 - Antevisão do projeto da central hidroelétrica e subestação do AHFT [49]. 
O novo projeto da central utiliza a tipologia de átrio de descarga e montagem enterrado e 
decompõe o programa de superfície inicial em dois edifícios, igualmente enterrados e 
localizados a cotas diferentes. Na Figura 3.14 é possível ver que existe um edifício de apoio 
de montante, que está associado ao átrio de montagem, encaixado na base da encosta à cota 
da plataforma. Já o edifício de apoio de jusante está 4 metros abaixo, à cota (97,80), será 
implantado num plano mais frontal e com vistas para o rio e estará imediatamente a 
montante dos poços das comportas da restituição [49]. 
 
 
Figura 3.14 - Corte transversal da central hidroelétrica do AHFT [40]. 
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A central hidroelétrica e subestação (que será abordada no capítulo seguinte) do AHFT 
localizam-se na mesma plataforma, na margem direita do rio Tua, adjacente à ponte da 
estrada EN212 e a cerca de 600 m da confluência com o rio Douro. Os poços onde estão 
instalados os dois grupos geradores integram-se no edifício de apoio de montante e 
desenvolvem-se a partir do átrio de montagem, localizado à cota (88,00), até ao piso do 
alternador, à cota (58,70). Têm uma secção de forma circular, com diâmetro interior de 16,1 
m, desenvolvem-se ao longo de 52 m de profundidade (desde a base do difusor) e ainda existe 
um alargamento do lado de montante para que sejam criados pisos técnicos ao longo dos 
poços, onde estão localizados os equipamentos auxiliares dos grupos. Na parte inferior dos 
poços da central estão previstas áreas suplementares para a implantação dos equipamentos, 
montagem das espirais e tubos de aspiração dos geradores, bem como para a materialização 
do poço de esgoto e drenagem da instalação [46]. 
Nesta central hidroelétrica existem vários equipamentos, no entanto, serão apenas 
abordados os equipamentos mais importantes, tais como os grupos geradores, os sistemas de 
desafogamento da roda, sistemas de regulação de velocidade, sistema de arranque e sistemas 
de excitação. 
3.8.1 - Grupos geradores 
Os grupos geradores que serão instalados na central hidroelétrica do AHFT são reversíveis 
e de eixo vertical, sendo que cada grupo será constituído por uma turbina-bomba e por um 
alternador-motor síncrono. 
O veio da turbina-bomba de cada grupo gerador está acoplado diretamente ao rotor do 
alternador-motor, visível na Figura 3.15, permitindo desta forma reduzir ao máximo a altura 
do grupo gerador e obter um conjunto rígido e equilibrado, reduzindo as perdas associadas à 
operação do grupo. 
Como já foi dito anteriormente, pelo facto de ambos os grupos geradores serem 
reversíveis, estes podem operar tanto em modo de turbinamento como em modo de 
bombagem através da alteração do sentido do fluxo de água através da roda, ou seja, 
alteração do sentido de rotação do veio da turbina. 
Quando em modo turbinamento, os grupos geradores transformam a energia hidráulica em 
energia mecânica (através da turbina) e posteriormente em energia elétrica (através do 
alternador). Já no modo de bombagem, a energia elétrica fornecida ao motor é transformada 
em energia mecânica, que será transformada em energia hidráulica (através da bomba). 
Como o motor não possui binário de arranque, não tem capacidade de arrancar sozinho a 
partir do repouso, optando-se por um conversor estático de frequência para auxiliar o seu 
arranque. Para que seja alterado o modo de funcionamento do grupo gerador há que recorrer 
ao sistema de desafogamento da roda. 
Cada grupo gerador terá ainda um sistema de excitação e um sistema de regulação de 
velocidade, que serão abordados mais à frente. 
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Figura 3.15 - Perfil longitudinal do Grupo Gerador 1 [48]. 
Está previsto o funcionamento dos grupos geradores em modo de compensação síncrona 
mas não está previsto que estes funcionem em rede isolada em condições normais de 
exploração. 
A central hidroelétrica do AHFT está dimensionada para um caudal de 155 m3/s e queda 
útil nominal de 93,6 m para o modo de turbinamento e para um caudal de 124 m3/s e altura 
de elevação nominal de 97,2 m para o modo de bombagem. Cada alternador terá potência 
unitária estipulada de 150 MVA e a tensão estipulada à saída do alternador é de 15 kV. 
 
3.8.1.1 – Turbinas-Bombas 
 
As turbinas-bombas a ser instaladas no AHFT serão do tipo Francis reversível de eixo 
vertical e que está diretamente acoplada ao alternador colocado sobre a turbina. Dito de 
uma maneira simples, a função das turbinas-bombas é a de transformar energia hidráulica em 
energia mecânica no modo de turbinamento e energia mecânica em energia hidráulica no 
modo de bombagem. A pressão da água que chega às pás da turbina permite que estas girem 
e que seja produzida energia mecânica no veio da turbina. 
Estas máquinas elétricas não são projetadas pelos projetistas da central hidroelétrica, 
cuja função será de definir a disposição geral dos equipamentos e especificar quais as 
características de funcionamento e de construção das máquinas, características que resultam 
dos níveis de exploração da albufeira do aproveitamento definidos, das perdas de carga nos 
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dois modos de operação e ainda dos valores definidos para as quedas/alturas estáticas do 
aproveitamento. Para o AHFT as quedas/alturas estáticas estão presentes na Tabela 3.10: 
 
Tabela 3.10 - Condições hidráulicas de exploração: quedas/alturas estáticas [46]. 
Quedas/alturas estáticas 
Queda/altura máxima 98,0 m 
Queda/altura de dimensionamento 96,0 m 
Queda estática mínima 88,5 m 
 
O valor da queda/altura de dimensionamento foi definido entre os níveis de 
dimensionamento admitidos para as albufeiras de Foz Tua a montante e da Régua a jusante. 
As cotas definidas para o NPA e o nível nominal de dimensionamento da albufeira de Foz Tua 
foram (170,00) e (169,00), respetivamente. Já para a albufeira da Régua foram estabelecidas 
as cotas de (73,50) para o NPA e (73,00) para o nível nominal de desenvolvimento [46]. Para 
esse valor foi então definida a utilização de turbinas-bomba do tipo Francis reversíveis ao 
invés de uma turbina Francis convencional. As turbinas Francis convencionais não 
funcionariam bem como bomba porque a sua roda, desenhada para ser movimentada pela 
água, não tem boas qualidades para funcionar como propulsor de água. Isto deve-se ao fluxo 
instável que existiria no modo de bombagem e que causaria ruído e vibrações, podendo levar 
à avaria do rotor da turbina [50]. 
A energia hidráulica que será utilizada para acionar a turbina hidráulica é obtida a partir 
da energia potencial da água que se encontra armazenada na albufeira do aproveitamento. 
Então, no modo de turbinamento, a potência nominal de cada turbina pode ser calculada 
através da equação (3.1): 
 
9,8* *( )*P Q H h   , (3.1) 
 
 
 
onde: 
 P – Potência nominal (MW) 
 Q – Caudal nominal de turbinamento (m3/s) 
 H – Queda estática nominal 
 ∆h – Perdas de carga (m) 
 µ - Rendimento hidráulico (%) 
 
Apesar das turbinas-bombas serem inicialmente dimensionadas para a operação à 
potência nominal (quando obtêm melhores rendimentos), a potência gerada pela máquina 
depende do caudal de turbinamento e da queda, como é fácil de confirmar na equação (3.1). 
Para além disso, o caudal de turbinamento vai variar com a queda e esta vai variar com a 
quantidade de água armazenada na albufeira, sendo ambas as relações não lineares. Sendo 
assim, se o nível da água armazenada na albufeira estiver próximo do Nme, haverá menor 
queda e, consequentemente, menor caudal a turbinar, ficando os grupos a funcionar abaixo 
da potência nominal desejada. Contudo, se o nível de água armazenada estiver acima do 
NMC, a água será descarregada através do descarregador de cheias e não será turbinada. 
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Na Tabela 3.11 estão apresentadas as principais características das turbinas-bombas: 
 
Tabela 3.11 - Características dos modos de funcionamento das turbinas-bombas do AHFT [46]. 
Turbinas-Bombas 
Funcionamento em Turbina 
   Queda estática de dimensionamento 96,0 m 
   Caudal total 310 m3/s 
   Caudal unitário nominal 155 m3/s 
   Queda útil nominal 93,6 m 
   Potência unitária nominal 131,3 MW 
   Potência unitária máxima 136,9 MW 
Funcionamento em Bomba 
   Altura estática nominal 96,0 m 
   Caudal total 248 m3/s 
   Caudal unitário 124 m3/s 
   Altura total de elevação 97,2 m 
   Potência absorvida 126,24 MW 
   Potência máxima absorvida 131,8 MW 
 
Existe ainda um parâmetro que permite agrupar turbinas e bombas, estudar o seu 
comportamento em grandes grupos e ainda classificar essas máquinas hidráulicas. Este 
parâmetro é denominado por velocidade de rotação específica (ns). A ideia de criar um 
parâmetro universal de classificação como este partiu do conceito de se estabelecer uma 
semelhança entre uma máquina “real” e uma máquina “teórica”. Se se considerar a 
velocidade de rotação de cada turbina-bomba (n = 166,67 r.p.m.), o caudal nominal (Q) e 
queda estática nominal (H) presentes na Tabela 3.11, obtém-se uma velocidade de rotação 
específica de 69 e que pode ser calculada através da equação (3.2): 
 
3/4
*n Q
ns
H
  
 
(3.2) 
Assim, a velocidade de rotação específica é a velocidade que a turbina-bomba “teórica” 
terá que ter para elevar um caudal de 1 m3/s à altura de 1 m, de maneira a ser 
hidraulicamente semelhante à turbina-bomba real, evitando assim a necessidade de se 
considerarem semelhanças geométricas entre máquinas hidráulicas [51]. 
Como as turbinas-bombas são do tipo Francis, estas vão operar imersas e são denominadas 
de turbinas de reação pois o escoamento da água na zona da roda processa-se a uma pressão 
inferior à pressão atmosférica [42]. Sendo reversíveis, podem operar em modo de 
turbinamento ou em modo de bombagem, que serão descritos de seguida. 
No modo de turbinamento a água proveniente dos túneis de adução é conduzida para a 
caixa espiral cuja secção diminui progressivamente. Nesta caixa espiral encontram-se o 
distribuidor difusor, uma válvula cilíndrica e ainda o antedestribuidor. O distribuidor difusor é 
constituído por pás diretrizes orientáveis (antedistribuidor) e é responsável pela regulação do 
fluxo de água a cair na roda através da regulação da orientação dessas pás, ou seja, permite 
a regulação da potência do grupo. As pás abrem e fecham de acordo com o regulador de 
velocidade do grupo e são concebidas de maneira a proporcionarem rendimentos elevados nos 
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dois sentidos de deslocação da água, minimizando as perdas hidráulicas. Entre o 
antedistribuidor e o distribuidor existe uma válvula cilíndrica responsável pela segurança e 
isolamento da turbina-bomba por montante. A roda, por sua vez, é constituída por pás fixas e 
encurvadas e inicia a sua rotação quando a água é injetada nas pás sob pressão por abertura 
do distribuidor. Este tipo de turbina-bomba caracteriza-se pela admissão do fluxo de água 
perpendicularmente ao eixo de rotação da turbina e pela saída segundo o eixo axial. Após ser 
turbinada, a água sai por baixo da roda através do túnel de aspiração do grupo e segue até à 
restituição do aproveitamento através de um túnel de secção que aumenta progressivamente. 
Na Tabela 3.12 estão apresentadas as dimensões principais das turbinas-bombas 
utilizadas: 
 
Tabela 3.12 - Dimensões principais das turbinas-bombas do AHFT [46]. 
Dimensões principais 
Diâmetro de entrada da roda 5,58 m 
Diâmetro de saída da roda 4,10 m 
Diâmetro do distribuidor 6,70 m 
Diâmetro da fossa da turbina 8,60 m 
Diâmetro de entrada da espiral 4,30 m 
 
Para o funcionamento em modo de bombagem é necessário inverter o sentido de rotação 
do veio da turbina. Antes do arranque, as pás diretrizes orientáveis do distribuidor difusor são 
fechadas, tal como a válvula cilíndrica, e é injetado ar comprimido na zona da bomba 
fazendo com que a água fique abaixo do nível da roda da turbina (turbina fica emersa). 
Procede-se então à colocação da turbina em movimento com a roda desafogada (no ar), por 
arranque do motor elétrico, diminuindo dessa forma o binário resistente que o motor elétrico 
necessita de vencer. Quando o grupo gerador atinge a velocidade de regime é libertado todo 
o ar que existe na bomba e a água sobe, preenchendo o espaço da bomba (roda e caixa 
espiral) total ou parcialmente. Após todo o ar ser expelido da bomba e a roda da turbina 
estar parcialmente submersa, a válvula cilíndrica e as pás diretrizes do distribuidor abrem e 
inicia-se o processo de bombagem [50]. 
 
3.8.1.2 – Alternadores-Motores 
 
Está prevista a instalação de um alternador-motor por cada grupo gerador, acoplados 
diretamente ao veio da turbina-bomba. São máquinas síncronas trifásicas e com eixo vertical, 
com uma potência unitária estipulada de 150 MVA que foi definida tendo em conta as 
condições de exploração previsíveis para o funcionamento como turbina e bomba. Foi 
considerando ainda um fator de potência de 0,9 e estipulados 15 kV como tensão de saída do 
alternador. A frequência da rede é de 50 Hz. 
Esta máquina poderá funcionar como alternador ou motor, dependendo do modo de 
funcionamento. Em caso de turbinamento, funcionará como alternador e vai transformar a 
energia mecânica que recebe da turbina em energia elétrica através do seu rotor; em caso de 
bombagem, funciona como motor e transforma a energia elétrica recebida da rede em 
energia mecânica que será transmitida à bomba através do veio. 
Para uma velocidade de rotação da máquina 166,67 r.p.m., considerada uma velocidade 
de rotação baixa (entre 150 e 300 r.p.m.), será necessário um número de pares de pólos no 
rotor (p) elevado, calculado através da equação (3.3) [43]: 
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Assumindo a frequência da rede (f) 50 Hz, o número de par de pólos do rotor da máquina 
será de 18. 
É também importante saber qual o valor da potência reativa gerada (Qg) pela máquina 
quando esta funciona à velocidade nominal. Então, considerando a potência unitária 
estipulada (Sn) de 150 MVA e o fator de potência (cos Φ) de 0,9 e utilizando a equação (3.5), 
obtém-se uma potência reativa de 65,38 Mvar. Apesar de já ser fornecida, calculou-se 
também o valor da potência ativa gerada (Pg) pela máquina rodando à velocidade nominal 
através da equação (3.4). O valor obtido foi de 135 MW, próximo dos 131,3 MW presentes nos 
dados fornecidos pela EDP. 
 
*cosg nP S   (3.4) 
*sing nQ S   (3.5) 
 
A potência ativa representa o valor médio da potência instantânea e é responsável pela 
produção de trabalho elétrico durante um período de tempo. Já a potência reativa não 
produz qualquer trabalho elétrico, representa o desfasamento entre a corrente elétrica e a 
tensão por fase e resulta das variações da energia elétrica que está armazenada em 
elementos capacitivos ou indutivos da carga. A sua presença no sistema elétrico é prejudicial 
(aumento dos valores da corrente elétrica e tensão nos elementos do sistema leva ao 
sobredimensionamento de equipamentos e linhas, acarretando maiores custos) logo deverá 
limitar-se o valor da potência reativa. O alternador é capaz de produzir ou absorver potência 
reativa, dependendo do valor da corrente de excitação a que está sujeito. No caso do 
alternador estar sobre-excitado, irá gerar potência reativa, se estiver sub-excitado absorve 
potência reativa [43]. 
3.8.2 - Sistema de Desafogamento da Roda 
Cada turbina-bomba tem um sistema de desafogamento da roda, sistema que permite, 
juntamente com a ação da válvula cilíndrica, que a roda da turbina-bomba gire no ar durante 
o arranque da bomba com o auxílio do conversor estático de frequência (sistema de 
arranque). Para além disso, permitirá também o funcionamento em regime de compensação 
síncrona. 
O sistema de desafogamento da roda de cada grupo gerador é composto por uma 
instalação de produção e armazenamento de ar comprimido, com o seu sistema de controlo, 
assegurando a operação de desafogamento e de afogamento da roda. 
Então, para o arranque da bomba e para a operação como compensador síncrono é 
injetado ar comprimido até que a roda da turbina-bomba e a parte superior do tubo de 
aspiração do grupo estejam desafogados (emersos), tal como na Figura 3.16, podendo girar no 
ar e diminuindo o binário resistente que a turbina-bomba terá de vencer para arrancar 
(minimiza dissipação de energia). 
Os equipamentos do sistema de desafogamento da roda estão implantados no piso de 
desafogamento da central hidroelétrica, à cota (44,00). 
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Figura 3.16 - Sistema de desafogamento da roda [52]. 
3.8.3 - Sistema de Arranque 
Como o motor síncrono de cada grupo gerador não tem binário de arranque, não consegue 
arrancar sozinho a partir do estado de repouso e atingir a velocidade de sincronismo com a 
rede. Necessitará então de um sistema de arranque auxiliar, tendo-se optado por utilizar um 
conversor estático de frequência para o arranque e sincronização do motor acoplado à bomba 
de cada grupo gerador. 
Para o AHFT está prevista a instalação de um único conversor estático de frequência 
capaz de arrancar os dois grupos geradores em duas alturas diferentes ou em simultâneo. O 
conversor estático de frequência tem a sua entrada alimentada por um transformador 
abaixador de entrada, com configuração de 12 pulsos e alimentado pela linha de 11 kV. Este 
transformador é trifásico e alimenta uma ponte retificadora, constituída por tirístores, 
responsável pela conversão da corrente alternada (proveniente da rede) em corrente 
contínua e trabalha a tensão e frequência fixa. Existe outra ponte de tirístores retificadora 
responsável pela conversão da corrente contínua (entretanto filtrada pela indutância 
existente entre as duas pontes) em corrente alternada que irá alimentar um transformador 
elevador de saída do conversor, exemplificado na Figura 3.17. O transformador de saída é 
também trifásico, configuração de 12 pulsos e alimenta o barramento de arranque do motor, 
funcionando a tensão e frequência variável. O conversor escolhido para o AHFT irá então 
levar o motor até uma velocidade próxima do valor nominal e fará um ajuste de velocidade 
para a velocidade de sincronismo, sendo possível efetuar o paralelo com a rede, passando o 
motor a ser alimentado simplesmente pela rede elétrica [52].  
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Figura 3.17 - Diagrama unifilar do conversor estático de frequência [52]. 
Para além dos equipamentos referidos anteriormente, o conversor escolhido tem ainda 
equipamentos de medição e instrumentação, proteções dos componentes do conversor e 
ainda uma interface com o sistema de controlo da turbina e do sistema de excitação. Todos 
estes equipamentos estão localizados na central hidroelétrica à cota (73,60). 
O conversor estático de frequência poderá também ser utilizado como um freio dinâmico 
de qualquer um dos grupos geradores em caso de paragem devido à reversão da função do 
inversor e pontes retificadoras do conversor. Poderá ainda ser utilizado para o arranque dos 
grupos geradores para operação em regime de compensação síncrona. 
Existem algumas vantagens associadas à utilização de um conversor estático de 
frequência para auxiliar o arranque de um motor síncrono, a começar pelo consumo limitado 
de energia durante o arranque, representando apenas uma parte do consumo de energia 
nominal do motor síncrono. Para além disso, é um método de arranque suave, o que permite 
reduzir esforços mecânicos sobre os componentes ligados ao rotor do motor e é um sistema 
estático e isso traduz-se numa maior fiabilidade e manutenção reduzida [50]. 
3.8.4 - Sistema de Excitação 
Para que um alternador síncrono possa produzir energia elétrica, necessita que o seu 
rotor crie um campo magnético, produzido pela circulação de corrente contínua nos 
enrolamentos do rotor. É então necessário um sistema de excitação para produzir essa mesma 
corrente contínua. 
Ambos os alternadores-motores têm o seu próprio sistema de excitação (THYNE 5), 
sistema estático e próprio para máquinas síncronas com anéis coletores, incluindo todos os 
elementos de potência e controlo necessários como uma ponte de tirístores totalmente 
controlada, disjuntor de campo e resistor de desexcitação. Para além disso, o sistema de 
excitação de cada alternador-motor tem um transformador de excitação trifásico 
propriamente dimensionados para cargas não lineares (ponte de tirístores). Este sistema é um 
sistema de duplo canal (redundante) com dois reguladores digitais, baseados em 
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microprocessadores, podendo operar como regulador de tensão (modo de operação 
automático) ou como regulador de corrente (modo de operação manual). O sistema 
microprocessador permitirá então [52]: 
 
 Regulação de tensão para um valor de referência ajustável; 
 Regulação da corrente do rotor do alternador; 
 Transferência automática e manual suave entre modos de operação; 
 Modo de operação próprio para arranque e operação em bomba; 
 Limitar a corrente máxima do rotor do alternador ao valor máximo permissível; 
 Limitar a corrente mínima do estator do alternador a um valor mínimo admissível, 
impedindo qualquer operação com uma corrente abaixo desse valor; 
 Regulação de potência reativa; 
 Estabilização do Sistema de Potência (PSS). 
 
O sistema de excitação a ser utilizado para os grupos geradores do AHFT está 
esquematizado na Figura 3.18: 
 
Figura 3.18 - Sistema de excitação dos grupos geradores [52]. 
A energia de excitação é então obtida através do transformador de excitação trifásico, 
ligado diretamente ao barramento do alternador (de 15 kV), que irá alimentar a ponte de 
tirístores existente no interior do THYNE 5. O regulador de tensão do THYNE 5 irá detetar os 
valores da corrente e tensão atuais do barramento de saída do alternador e a ponte 
retificadora será responsável pela retificação e regulação da tensão de saída do alternador, 
alimentando os enrolamentos do rotor do alternador. Neste sistema de excitação é utilizada 
uma configuração com redundância opcional (n+1), existindo outra ponte de tirístores, em 
paralelo com a ponte “principal” e que garante a continuidade do funcionamento do sistema 
de excitação em caso de falha da ponte “principal” [52]. 
Os equipamentos do sistema de excitação serão instalados na central hidroelétrica no piso 
do tapamento superior do alternador, à cota (63,90). 
Este sistema de excitação tem várias vantagens que permitem a sua aplicação aos 
aproveitamentos hidroelétricos, a começar pela possibilidade de se reduzir o tempo de 
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resposta da regulação da tensão do alternador e sistema de excitação pois não utiliza 
excitatrizes (utiliza um sistema de microprocessadores) que provocam atrasos na malha de 
excitação. Permite ainda o controlo da temperatura do rotor do alternador através das 
informações, em tempo real, da corrente e tensão do rotor fornecidas pelo sistema de 
excitação. Aumenta a capacidade de controlo de oscilações de tensão e potência, permite 
modificar parâmetros que influenciam a resposta do sistema com o alternador em serviço e 
incrementa a facilidade de aquisição de dados para os sistemas de proteção e supervisão. Por 
último, permite a realização de operações de manutenção com o alternador em 
funcionamento [53]. 
3.8.5 - Sistema de Regulação de Velocidade 
Para que seja conseguido um equilíbrio entre a potência ativa gerada e a potência ativa 
consumida pelos grupos geradores, a todo o instante e mantendo a frequência da rede 
constante a 50 Hz, será necessário utilizar um sistema de regulação de velocidade. Este 
deverá permitir o arranque e a paragem automática dos grupos geradores, bem como o seu 
comando e controlo à distância. Deverá ainda garantir um funcionamento estável dos grupos 
em condições normais de exploração, com boa qualidade de resposta às perturbações, 
mantendo os grupos dentro dos limites admissíveis de funcionamento. As principais funções a 
assegurar pelo sistema de regulação de velocidade deverão ser [54]: 
 
 Regulação de velocidade (com o grupo em vazio); 
 Regulação de potência ativa (com o grupo sincronizado com a rede) com estatismo 
permanente velocidade/potência; 
 Limitação da potência ativa do grupo a um valor pré-definido; 
 Limitação da abertura do distribuidor a um valor ajustável por comando à distância; 
 Fecho rápido do distribuidor em caso de abertura em carga do disjuntor de grupo 
(limita a sobre-elevação de velocidade e reconduz o grupo às condições de marcha 
em vazio). 
 
Cada grupo gerador terá o seu sistema de regulação de velocidade que será do tipo 
electro-hidráulico, com malhas de regulação PID (proporcional, integral e derivativo), com 
estatismos transitório e permanente e com limitadores. Cada sistema de regulação de 
velocidade é composto por [54]: 
 
 Regulador eletrónico de velocidade instalado em armário próprio (integrado no 
quadro de alimentação dos equipamentos de regulação, circulação, injeção de óleo e 
interfaces); 
 Instalação de produção de óleo sob pressão; 
 Órgãos de comando do distribuidor e de válvula cilíndrica; 
 Aparelhagem de comando e controlo; 
 Órgãos de comando das válvulas automáticas dos sistemas de desafogamento das 
rodas; 
 Dispositivos de integração e de comunicação com a instalação de comando e controlo 
da central (DCS). 
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O regulador eletrónico terá malhas de regulação PID e será do tipo numérico 
programável. Será responsável por receber os valores da tensão e corrente no estator do 
alternador-motor, a informação de tensão na rede, os comandos e informações das ligações 
com a instalação de comando, para além de assegurar as funções de regulação mencionadas 
anteriormente. O regulador irá promover, para o funcionamento em bomba, a correção da 
abertura do distribuidor em função dos níveis de montante e de jusante. A seleção do modo 
de regulação, velocidade/potência ou velocidade/abertura do distribuidor, será efetuada no 
quadro de alimentação onde está integrado o armário do regulador de velocidade ou por 
comando à distância, sendo que a comutação entre os dois modos de regulação deverá ser 
possível com o grupo em funcionamento. 
A instalação de produção de óleo sob pressão será do tipo alta pressão (160 bar) e será 
composta por um reservatório com capacidade suficiente para conter todo o óleo, pelos 
grupos eletrobomba e por todas as tubagens, filtros e as válvulas de retenção, segurança e 
isolamento. Terá ainda um permutador de calor de refrigeração do óleo e toda a 
aparelhagem de comando e controlo que inclui detetores de presença, sondas de pressão e de 
indicação do nível do óleo e de temperatura da água, dispositivos de intermitência hidráulica 
dos grupos e ainda módulos dos serviços auxiliares de corrente alternada (alimentação e 
comando dos grupos eletrobomba). 
Os órgãos de comando do distribuidor e da válvula cilíndrica dos grupos serão os 
atuadores electro-hidráulicos, as válvulas de distribuição e as electroválvulas de comando e 
de segurança. 
O sistema de regulação de velocidade dos grupos geradores irá receber da instalação DCS 
comandos, indicações da posição do disjuntor do alternador e outras informações necessárias 
ao funcionamento do mesmo de maneira a automatizar as sequências de arranque e paragem 
e para que se consiga o comando e controlo à distância [54].  
3.9 - Subestação 
A subestação do AHFT localiza-se na mesma plataforma do edifício da central 
hidroelétrica, à cota (102,40), e ocupa o espaço disponível entre a cobertura do átrio de 
descarga e montagem e o edifício de apoio de jusante. Será responsável pela entrega à rede 
da potência produzida pelos grupos geradores (modo turbinamento) e pela absorção de 
energia da rede elétrica para alimentação das bombas dos grupos geradores (modo 
bombagem), tudo através da linha de 400 kV que será estabelecida entre a rede e a 
subestação. Atualmente existem 5 possíveis traçados para a linha de 400 kV que liga a 
subestação do AHFT e a RNT em Armamar e que estão a ser estudadas por um EIA, cujo 
resultado será conhecido em Junho de 2013 [55]. 
Na Figura 3.19 pode ver-se um esquema da subestação que é composta pelas celas dos 
transformadores principais (transformadores de grupo), o posto de corte e seccionamento 
blindado e isolado a SF6 (GIS), descarregadores de sobretensões exteriores e pórtico de 
amarração da linha de 400 kV. Ao longo do poço de cada grupo gerador serão instalados 
barramentos que farão a ligação entre o alternador e o transformador do respetivo grupo 
[49]. 
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Figura 3.19 - Planta geral da subestação do AHFT [49]. 
 
3.9.1 - Transformadores de grupo 
 
Os transformadores de grupo são trifásicos, 11/415 kV, cada um com potência nominal de 
160 MVA e são transformadores de fases dissociadas, isto é, transformadores trifásicos 
formados por 3 conjuntos monofásicos ligados por uma tampa comum, que recebe as 
travessias e as ligações entre fases e ao regulador em carga. Cada transformador ficará 
instalado numa cela com dimensões interiores 13,75 x 9,00 m2, dotada de muros corta-fogo 
com 8 metros de altura. 
Os transformadores de grupo estarão assentes num maciço de apoio em betão armado, 
que estará envolvido por uma caleira para recolha de águas e do óleo que poderá ser 
derramado em caso de acidente. Esses fluidos serão encaminhados por gravidade para uma 
fossa separadora água-óleo na mesma plataforma. Na cela de cada transformador será 
também instalado um depósito de expansão de óleo do transformador, apoiado numa laje em 
consola existente na parede, bem como a proteção de incêndio do transformador (através de 
água pressurizada) de atuação imediata e automática [49]. 
Os barramentos de BT (11 kV) chegarão aos transformadores de grupo através da 
cobertura do átrio, saindo através de uma torre em betão armado. Do lado de AT dos 
transformadores (415 kV), estes estarão ligadas ao GIS através de transferências óleo/SF6. 
Quando em modo de turbinamento, estes transformadores serão responsáveis pela 
elevação da tensão de produção à saída do alternador de 11 kV para 400 kV, evitando perdas 
de energia ao longo do transporte, que é efetuado pelas linhas de MAT. Já em modo de 
bombagem, é absorvida energia (provavelmente com origem no excesso de produção eólica) 
da rede elétrica e os transformadores de grupo vão rebaixar a tensão dos 400 kV para os 11 
kV. 
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3.9.2 - Posto de corte e seccionamento blindado 
O posto de corte e seccionamento a 400 kV, blindado e isolado a SF6 (GIS) está situado 
sobre a laje de cobertura do átrio de montagem e ocupa, conjuntamente aos transformadores 
de grupo, uma área delimitada por uma vedação em rede com mais de 2 metros de altura. As 
operações de manutenção dos seus equipamentos serão executadas na mesma plataforma. 
É constituído por dois painéis de grupo, um barramento de conjugação e um painel de 
linha, todos eles equipados com disjuntores, seccionadores de isolamento e ainda 
transformadores de medição, descarregadores de sobretensão e seccionadores de ligação à 
terra. O painel de linha, que termina com travessias SF6/ar, será completado com 
descarregadores de sobretensão de exterior que vão ser montados próximo do pórtico de 
amarração da linha de 400 kV. Serão usados condutores flexíveis para a ligação entre as 
travessias do painel de linha e os descarregadores de sobretensão de exterior. Os 
equipamentos que constituem o GIS terão um suporte de estruturas metálicas apoiadas em 
maciços de fundação específicos, enquanto que o pórtico de amarração linha será encastrado 
em maciços de fundação próprios e fará fronteira com a Rede Eléctrica Nacional [49]. 
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Capítulo 4  
 
Análise Económica 
Um projeto de investimento como este que está a ser alvo de estudo deve ser sempre 
acompanhado por uma avaliação económica para avaliar a sua viabilidade. Todos os 
investimentos feitos na construção do AHFT e nos seus equipamentos, bem como os restantes 
pagamentos, deverão ser recuperados com a venda da energia produzida nos mercados de 
eletricidade e com o fornecimento de serviços de sistema. 
Apesar de ser possível determinar se o projeto é ou não viável pela análise dos 
indicadores económicos usados na sua avaliação, é necessário compreender os impactos que 
terá tanto na sociedade como no meio ambiente em que está inserido, sendo importante 
realizar uma análise qualitativa do projeto para compreender todas as razões que levaram à 
construção do AHFT. 
4.1 - Planeamento do Projeto 
Para o AHFT foi admitido um planeamento de todas as tarefas relacionadas com o mesmo, 
desde 2008 até 2091, considerando todos os investimentos, pagamentos e recebimentos, 
sendo possível consultar no Anexo A todos os cálculos efetuados ao longo do planeamento do 
projeto.  
O planeamento do AHFT foi dividido em duas fases, fase de construção e fase de 
exploração, que serão explicadas nos próximos subcapítulos. 
4.1.1 - Fase de Construção 
A fase de construção do AHFT compreende todas as tarefas que decorrem desde 2008 até 
2016, tendo a duração de 9 anos. Neste período de tempo serão apenas realizados 
investimentos. 
Nesta fase estão compreendidos os investimentos associados à aquisição de terrenos, às 
obras de construção civil, aos equipamentos instalados, à gestão e fiscalização de todo o 
projeto e aos imprevistos que vão surgindo ao longo do projeto. Para além disso, ainda é 
considerado o pagamento efetuado pela EDP pela concessão do AHFT. 
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Foi considerado que todas as tarefas acima mencionadas (com exceção do pagamento 
pela concessão) têm início no ano 2011 e têm todas a mesma duração, até 2016. Os valores 
dos investimentos realizados foram distribuídos segundo uma calendarização fornecida pela 
EDP, salvo os imprevistos, para os quais foi considerado que estariam relacionados com as 
obras, terrenos e equipamentos, sendo aplicada uma pequena percentagem ao valor de cada 
uma para o respetivo ano, obtendo-se o valor dos imprevistos para cada ano. Relativamente 
ao pagamento pela concessão, apenas foi considerado o ano de 2008 e de 2010. 
Como os investimentos realizados na fase de construção estão a preços constantes de 
2012, terão que ser convertidos para preços correntes. Para tal utilizaram-se as taxas de 
inflação verificadas para 2011 e 2012 (3,75% e 2,80% respetivamente), bem como uma 
projeção de 2,0% a partir de 2013. 
4.1.2 - Fase de Exploração 
A fase de exploração do AHFT corresponde ao tempo de vida útil do empreendimento, 
considerado de 75 anos, de acordo com o período de tempo de exploração que foi adjudicado 
pelo Governo à EDP. Sendo assim, foi assumido que a fase de exploração se inicia em 2017 e 
termina em 2091. 
Nesta fase são considerados tanto pagamentos como recebimentos, ao contrário do que 
acontecia na fase de construção. Os pagamentos dizem respeito aos custos de O&M (operação 
e manutenção) e de pessoal e ao Fundo do Tua, que corresponde a 3% das receitas líquidas 
anuais obtidas nos mercados de eletricidade [37]. Já os recebimentos correspondem às 
estimativas das receitas líquidas obtidas dos mercados de eletricidade, à remuneração 
conseguida pelo fornecimento de serviços de sistema e ao incentivo de garantia de potência 
atribuído pelo Governo Português, durante os primeiros 10 anos após iniciada a exploração do 
AHFT [56]. Existe ainda uma parcela denominada “ganho Douro” e que representa aquilo que 
o Douro ganha, em termos de receitas, pela presença do AHFT no sistema. 
Os valores obtidos em cada ano para as receitas em mercados de eletricidade e para o 
ganho Douro estão sujeitos a uma taxa de crescimento do preço dos mercados de eletricidade 
(3%) (cenário fornecido pela EDP) e não com a inflação. Com a inflação variam os custos de 
O&M e pessoal, assumindo-se uma taxa de 2% até ao final da fase de exploração. Já a 
remuneração de serviços de sistema e o Fundo do Tua correspondem a percentagens do valor 
das receitas líquidas obtidas nos mercados de eletricidade. O incentivo à garantia de potência 
terá um valor constante ao longo dos 10 anos. 
4.2 - Investimentos e Pagamentos 
Os investimentos e pagamentos existem tanto na fase de construção como na fase de 
exploração e compreendem os custos associados à execução do aproveitamento hidroelétrico, 
os custos de O&M e pessoal e ainda o Fundo do Tua. 
4.2.1 - Execução 
Os custos associados à construção do aproveitamento hidroelétrico incluem os custos de 
aquisição de terrenos, os custos das obras de construção civil e dos equipamentos 
hidromecânicos e eletromecânicos a instalar. São considerados ainda os custos com equipas 
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de gestão e fiscalização de empreitadas, fornecimentos e mão-de-obra necessária e os custos 
de todos os estudos e projetos realizados. Os valores relativos ao investimento em todos estes 
aspetos foram fornecidos pela EDP e estão apresentados na Figura 4.1: 
 
 
Figura 4.1 - Investimento no AHFT (preços de 2012) [40]. 
Um aspeto a referir é que os preços dos investimentos fornecidos estão a preços de 2012, 
ou seja, a preços constantes e foram convertidos para preços correntes, o que será explicado 
mais à frente no documento. 
Ainda relativamente aos custos de execução do AHFT, foi considerado o valor pago pela 
concessão do aproveitamento em 2008 e 2010, fornecido também pela EDP. 
4.2.2 - O&M e Pessoal 
Os custos com O&M (operação e manutenção) e com o pessoal são considerados quando se 
inicia a fase de exploração do AHFT, não podendo ser desprezados. Poderiam ter sido 
considerados os custos com O&M e com o pessoal separadamente, no entanto, ambas estão 
relacionadas e foram consideradas como uma parcela só. O valor considerado, fornecido pela 
EDP, foi de 500 k€ para o ano inicial da fase de exploração (Janeiro 2017) e será atualizado 
ao longo dos anos de acordo com a taxa de inflação de 2%. 
4.2.3 - Fundo do Tua 
Para que fosse possível avançar com a construção do AHFT, a EDP foi, segundo uma das 
condicionantes presentes na DIA, obrigada à “compensação pela perda de valores naturais e 
sua preservação”, o que levou à criação de um fundo financeiro de seu nome Fundo do Tua, 
resultado da medida de compensação n.º 13 da DIA [37]. 
Essa medida de compensação refere que o Fundo do Tua consiste em “contribuições 
anuais para o Fundo para a Conservação da Natureza e Biodiversidade” e representa “3% do 
valor líquido anual médio de produção, ou seja, da receita anual do empreendimento.” [37]. 
No trabalho realizado, o valor a ser pago em cada ano pela EDP para o Fundo do Tua é 
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calculado na base de 3% das receitas obtidas nos mercados de eletricidade e tem início em 
Janeiro de 2017, início da fase de exploração do AHFT. 
4.3 - Recebimentos 
Neste subcapítulo serão abordados os recebimentos do AHFT, todos eles durante a fase de 
exploração, começando pelas receitas obtidas nos mercados de eletricidade e a remuneração 
obtida pelos serviços de sistema fornecidos e do incentivo à garantia de potência. 
4.3.1 - Mercados de Eletricidade 
As receitas que o AHFT obterá nos mercados de eletricidade estão relacionadas com a 
venda da energia elétrica produzida e que será transacionada no Mercado Ibérico de 
Eletricidade (MIBEL). 
Para se conseguir ter uma estimativa das receitas do AHFT foi utilizado o programa de 
otimização desenvolvido na dissertação de Mestrado do Eng.º José Carlos Sousa que permite 
“determinar uma estimativa da remuneração de centrais hídricas através da optimização da 
produção de energia elétrica em regime de mercado” [57]. 
Como tal, será importante compreender como funciona o MIBEL e de que maneira se pode 
estimar a remuneração do AHFT. 
 
4.3.1.1 – Funcionamento do MIBEL 
 
A cadeia de valor no sector energético integra as atividades de produção, transporte, 
distribuição e comercialização de energia elétrica. As atividades de produção e 
comercialização são atividades liberalizadas enquanto que o transporte e distribuição são 
atividades reguladas. No caso da produção de energia elétrica, ao dizer-se que é uma 
atividade liberalizada estamos a assumir que é completamente aberta à concorrência e que 
os produtores têm a liberdade de escolher entre vender a energia que produzem no mercado 
livre ou estabelecer contratos bilaterais diretamente com os agentes de distribuição e/ou 
comercializadores de energia elétrica. Num regime de mercado, a produção está associada a 
um mercado grossista em que os agentes produtores asseguram a colocação da energia 
produzida de modo a satisfazer os consumos dos agentes comerciais [58]. 
Após ter sido acordada a sua criação entre os Governos Português e Espanhol, a 14 de 
Novembro de 2001, o MIBEL entrou finalmente em funcionamento a 1 de Julho de 2007. Neste 
mercado ibérico participam todos os PRO ibéricos e os PRE espanhóis, ao contrário dos PRE 
portugueses. Em Portugal, toda a energia produzida pelos PRE é vendida ao comercializador 
de último recurso, sendo o preço estabelecido administrativamente através das tarifas fixas 
feed-in [59]. 
O funcionamento do MIBEL tem por base um modelo misto visto que produção e consumo 
se podem relacionar de duas maneiras diferentes: pool simétrico e voluntário, que engloba o 
mercado diário e intradiário, e contratos bilaterais físicos e financeiros. O mercado em pool é 
gerido pelo OMIE (Pólo Espanhol do Operador de Mercado Ibérico), responsável pelas 
liquidações do mercado diário e intradiário [60]. 
O mercado diário é o mercado no qual se transaciona a maior quantidade de energia 
elétrica e é caracterizado pelo cruzamento de ofertas de compra e venda comunicadas pelos 
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agentes participantes no mercado. A curva de venda é formada pela agregação de todas as 
ofertas, sendo organizadas pelos preços oferecidos de forma crescente, e irá intersectar a 
curva de compra, formada pelas ofertas de compra de energia organizadas pelos preços 
oferecidos de forma decrescente. O resultado da intersecção das duas curvas, em cada hora, 
é o preço de mercado (Market Clearing Price) e a energia elétrica respetiva à quantidade 
negociada (Market Clearing Quantity) [60]. Todos os produtores serão remunerados pela 
energia que oferecem ao preço de mercado estabelecido e todos os compradores de energia 
elétrica terão que pagar o preço de mercado, independentemente do preço oferecido. Todos 
os produtores que ofereceram energia elétrica a um preço acima do preço de mercado não 
serão despachados. Na Figura 4.2 está representado um exemplo de como funciona o 
mercado diário em determinado dia e hora: 
 
 
Figura 4.2 - Funcionamento do mercado diário para determinado dia e hora [61]. 
As ofertas de venda de energia por parte das centrais hídricas do tipo fio-de-água surgem 
normalmente na região mais baixa da curva respetiva. Isto deve-se ao facto de terem custo 
de produção nulo e, por isso, vendem a energia a preços mais baixos de maneira a serem 
despachadas rapidamente. No caso das centrais hídricas com maior armazenamento, 
normalmente fazem as suas ofertas tendo em conta o custo de oportunidade das centrais 
térmicas mais caras. Já as centrais térmicas apresentam propostas de venda de energia com 
preço normalmente mais elevado que as centrais hídricas devido aos custos variáveis de 
produção relacionados com os combustíveis e o custo das emissões de CO2. 
Apesar da PRE em Portugal não participar no mercado diário, esta tem uma grande 
influência no mercado pois a energia que é vendida diretamente ao comercializador de 
último recurso vai reduzir a energia que será transacionada no mercado diário. 
A curva de compra, por sua vez, é resultado da ação dos agentes comercializadores para 
o fornecimento regulado de energia e fornecimento de energia no mercado livre aos 
consumidores finais. Nesta curva surgem as ofertas das centrais hídricas reversíveis para a 
compra de energia para os processos de bombagem, surgindo numa região média/ baixa da 
curva de compra. 
Na Figura 4.3 está representada a evolução dos preços do mercado diário desde que o 
MIBEL entrou em funcionamento (Julho de 2007) até 2012, inclusive. É possível verificar que 
existe grande volatilidade nos preços ao longo dos anos, o que se deve à constante mudança 
do preço dos combustíveis, aos fatores climatéricos como a hidraulicidade e a eolicidade, ao 
estado da estrutura do parque electroprodutor e ainda ao diagrama de carga. 
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Figura 4.3 - Evolução dos preços de mercado diário no MIBEL desde Julho de 2007 até 2012 [61]. 
É também possível constatar que os preços em Portugal e Espanha nem sempre são iguais. 
Isto deve-se ao mecanismo de market splitting que ocorre quando o trânsito de potência nas 
interligações comerciais entre Portugal e Espanha é superior à sua capacidade. Quando isto 
acontece, há uma separação dos mercados (curvas de compra e venda diferentes nos dois 
países) e cada país terá um determinado preço de mercado e quantidade de energia 
transacionada. 
O mercado intradiário, também gerido pelo OMIE, é um mercado de ajustes ao qual se 
recorre para se conseguir ajustar a quantidade de energia transacionada de forma mais 
precisa e de forma que a oferta e a procura estejam mais próximas do equilíbrio. Neste 
mercado os produtores podem também atuar como compradores de energia (para retificar as 
suas posições anteriores) e os compradores no mercado diário podem assumir uma posição 
vendedora neste mercado. O mercado intradiário estrutura-se em 6 sessões diárias de 
negociação, exemplificado na Figura 4.4 e em cada sessão é formado um preço para as horas 
objecto de negociação [58]. 
 
Figura 4.4 - Estrutura das sessões do mercado intradiário [58]. 
Para além do OMIE existe ainda o OMIP (Pólo Português do Operador de Mercado Ibérico), 
responsável pela gestão do mercado a prazo. Neste mercado são transacionados instrumentos 
que se referem a contratos de compra e venda de energia para uma determinada maturidade 
no futuro (semana, mês, trimestre e ano), tudo de acordo com as regras específicas deste 
mercado. O tipo de instrumentos que é utilizado irá variar com as necessidades de gestão de 
risco e de troca de eletricidade pelos diferentes agentes que participam [58]. 
Em todos os mercados anteriormente referidos não existe identificação dos agentes, 
sendo uma negociação “anónima”, realizada através de um operador de mercado. O mesmo 
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não se sucede nos contratos bilaterais já que é possível o contacto direto entre os produtores 
e os distribuidores e/ou comercializadores, podendo ser negociados para vários horizontes 
temporais mas respeitando sempre as restrições técnicas do sistema. 
 
4.3.1.2 – Estimativa de Remuneração 
 
Como referido anteriormente, foi utilizado o programa desenvolvido pelo Eng.º José 
Carlos Sousa na dissertação de Mestrado “Estimativa da Remuneração de Centrais Hídricas em 
Mercados de Eletricidade”. Este programa irá permitir estimar a remuneração anual em 
mercado à vista (ou mercado spot) das centrais hídricas (incluindo os dois escalões do 
aproveitamento hidroelétrico do Baixo Sabor e o AHFT), para um estádio de 2017 (ano inicial 
da fase de exploração). Será feita uma otimização das centrais hidroelétricas num ambiente 
de mercado, isto é, minimizando custos associados à compra de eletricidade (centrais 
dotadas de bombagem) e maximização do lucro com a venda de energia elétrica [57]. As 
afluências usadas na simulação foram ligeiramente alteradas por questões de 
confidencialidade e, por essa razão, iremos denominar a cascata do Douro a simular como 
Douro Nacional Adaptado (DNA). 
 
a) Breve descrição do programa 
 
Este programa irá permitir quantificar o volume que os aproveitamentos hidroelétricos da 
cascata do Douro Nacional (considerados no programa) esperam obter em regime de mercado 
ao fazerem uma gestão operacional da água disponível nas suas albufeiras. Pretende-se que a 
potência produzida em modo de turbinamento seja colocada na rede quando os preços são 
mais elevados e que se realize a bombagem quando os preços da energia são mais baixos, 
sempre considerando as restrições técnicas de cada central. A bombagem será 
economicamente viável se o valor que se ganha por turbinar um determinado volume de água 
é capaz de, no mínimo, cobrir os custos de bombagem para o mesmo volume de água. 
 
Será importante referir as considerações essenciais feitas no programa [57]: 
 
 Centrais hídricas são price takers: A evolução do mercado é considerado um dado 
de entrada e estático, ou seja, o mercado não vai sofrer alterações ao longo da 
simulação e não será influenciado por propostas de compra e venda de energia, ao 
contrário do que sucede na realidade com o MIBEL. Sendo assim, os preços de 
mercado mantêm-se inalterados e os agentes hídricos são price takers, ou seja, os 
preços de mercado são entradas no programa; 
 
 Relação não linear entre potência, queda e caudal: A potência produzida depende 
da queda e do caudal. No caso de diminuição do volume de água disponível na 
albufeira de uma determinada central, a queda verificada será menor e, por 
conseguinte, o próprio caudal máximo será também menor. Desta maneira a potência 
produzida pode ser inferior à nominal. Contudo, esta relação entre potência, queda e 
caudal não é linear, sucedendo-se o mesmo para a bombagem. O programa usado 
considera esta não linearidade, pois o Douro Nacional caracteriza-se por ter centrais 
que têm grandes variações de queda; 
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 Interligação dos reservatórios: Neste programa é considerada a interligação 
hidráulica de todos os aproveitamentos hidroelétricos da cascata do Douro Nacional, 
uma vez que os aproveitamentos imediatamente a jusante serão influenciados tanto 
pelas afluências nas suas albufeiras como pelos caudais turbinados ou descarregados. 
Para simplificação do programa, o fenómeno de regolfo, relacionado com a subida do 
nível a jusante dos aproveitamentos devido ao turbinamento, foi desprezado e 
considerou-se o nível médio dos aproveitamentos de jusante como um valor 
constante. 
 
 Restrições de operação: Correspondem a características das centrais hídricas, tais 
como os limites máximos e mínimos de exploração das albufeiras, os caudais 
ecológicos, caudais de turbinamento, de bombagem e descarregados, os volumes de 
água nas albufeiras e a potência instalada nas centrais. Caso o nível de água nas 
albufeiras esteja abaixo do nível mínimo de exploração, a central não irá produzir 
energia elétrica. 
 
b) Dados de entrada do programa 
 
Para o programa utilizado foram introduzidos os seguintes dados de entrada: um cenário 
de preços de mercado horários, as características das centrais hídricas que pertencem à 
cascata do Douro e as afluências às albufeiras ligeiramente alteradas. 
No DNA estão incluídos todos os aproveitamentos já existentes no troço nacional do rio 
Douro e ainda os dois novos aproveitamentos em fase de construção, Foz Tua e Baixo Sabor 
(escalão de montante e de jusante), todos eles pertencentes à EDP. A cascata do DNA está 
representada na Figura 4.5: 
 
Figura 4.5 - Estrutura da cascata do Douro Nacional Adaptado (DNA). 
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É fácil de verificar que não foram considerados os aproveitamentos hidroelétricos de 
potência instalada inferior a 30 MW (como Varosa) nem os aproveitamentos que existem no 
troço internacional do rio Douro. Também não foram considerados os aproveitamentos 
hidroelétricos a instalar no rio Tâmega, que se previam que estivessem concluídos em 2016 
(embora ainda em dúvida pois não há início de construção), bem como o aproveitamento de 
Vilar-Tabuaço, cuja produtibilidade média anual pouco significativa e localização fora do 
troço principal do Douro não justificavam aumento da complexidade do programa. 
Na Tabela 4.1 estão apresentadas as principais características de cada um dos 
aproveitamentos considerados no DNA e que representam as restrições de operação de cada 
um deles. 
Tabela 4.1 - Principais características das centrais hidroelétricas do DNA. 
 
Potência 
máxima 
turbina 
(MW) 
Potência 
máxima 
bomba 
(MW) 
NPA 
(m) 
NmE 
(m) 
Volume 
útil 
(hm3) 
Queda 
nominal 
(m) 
Caudal 
nominal 
turbina 
(m3/s) 
Caudal 
nominal 
bomba 
(m3/s) 
A 186,0 - 125,50 124,00 12,00 20,5 1077 - 
B 141,0 140,6 234,00 227,41 178,00 94,0 170 135 
C 31,0 31,0 138,14 128,97 13,00 30,0 120 85 
D 240,0 - 105,00 103,50 12,00 30,5 900 - 
E 253,1 253 170,00 167,00 11,93 93,6 310 238 
F 180,0 - 73,50 72,00 13,00 27,0 744 - 
G 201,0 - 46,50 45,00 16,00 33,3 705 - 
H 133,9 148 62,00 58,00 21,82 51,5 320 279 
I 117,1 - 13,21 12,01 16,00 10,6 1350 - 
 
Os dados relativos às afluências de cada aproveitamento do DNA foram fornecidos pela 
EDP e baseiam-se em dados históricos mensais dos regimes hidrológicos de 40 anos (entre 
1996 e 2005). Como já foi referido, por uma questão de confidencialidade, os registos das 
afluências foram ligeiramente alterados. Como o programa é horário houve necessidade de 
converter as afluências mensais em horárias. 
A partir dos dados das afluências, o modelo de otimização da EDP, VALORAGUA, fez uma 
simulação do comportamento expectável do MIBEL, para o estádio de 2017, através da 
interação entre as diversas tecnologias participantes nesse regime de mercado. Como o 
VALORAGUA funciona com 40 regimes hidrológicos históricos de afluências, foi possível 
construir 40 cenários de preços de mercado, em que cada cenário diz respeito a um ano dos 
registos das afluências.  
O resultado da simulação foi um preço médio anual de mercado de 72,50 €/MWh para 
2017, valor que será utilizado como referência para a valorização das centrais hídricas. 
Comparativamente aos preços que se têm verificado no MIBEL atualmente, pode considerar-
se que é um valor algo otimista. No entanto, como é considerado um cenário de 2017, poderá 
assumir-se que os custos com o CO2 e o preço do gás natural serão mais elevados, o que 
influenciou o valor obtido no VALORAGUA para o preço médio anual de mercado. 
Uma alternativa possível para determinar o preço de mercado poderia ser fazendo um ano 
médio que se baseasse em registos do MIBEL. Contudo, devido à ainda reduzida amostra 
(MIBEL só entrou em funcionamento a Julho de 2007) e ao facto de os preços no MIBEL se 
apresentarem muito oscilatórios, esta alternativa iria introduzir maior erro. Para além disso, 
caso fosse considerado um cenário único de preços resultante do MIBEL, não seria possível 
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estabelecer uma correlação entre os registos do MIBEL e os registos das afluências devido ao 
seu desfasamento no tempo (os registos do MIBEL existem apenas desde 2007 e os registos das 
afluências terminam em 2005). 
 
c) Método utilizado na simulação 
 
O programa de otimização usado faz a simulação de 40 regimes hidrológicos (1966-2005) 
para o estádio de 2017. Para cada um destes regimes hidrológicos, usou-se o modelo 
VALORAGUA para determinar a variação dos preços de mercado tendo em conta a 
hidraulicidade, de modo a introduzir essa variação na nossa simulação. Com estes 40 regimes, 
ou seja, com estas 40 simulações de 2017, será determinado o valor médio das receitas 
denominado “média de regimes”. 
É efetuada uma simulação para dois casos diferentes: uma cascata do DNA sem o AHFT 
(chamado “sem Foz Tua”) e uma cascata do DNA com o AHFT (chamada “com Foz Tua”). A 
simulação irá devolver, para cada hora de simulação (são 305400 no total, equivalente a 40 
anos), as energias produtíveis e consumíveis (em bombagem), volumes turbinados, bombados 
e descarregados e a valorização para cada aproveitamento da cascata do DNA. Desta maneira 
é possível determinar quais os ganhos por se incluir o AHFT no sistema do Douro. 
A metodologia da simulação “com Foz Tua” aparece exemplificada na Figura 4.6 para o 
aproveitamento E (Foz Tua, de acordo com a Figura 4.5). De notar que os resultados da 
simulação dizem respeito a todos os aproveitamentos da cascata do DNA e não apenas para o 
aproveitamento de Foz Tua. 
 
Figura 4.6 - Metodologia de simulação "com Foz Tua". 
 
Poderia ter sido considerada a hipótese de se criar um ano médio de afluências a partir 
dos registos de afluências de 40 anos e simular apenas um ano médio. No entanto, esta 
simplificação levaria a um erro bastante elevado, pois simular os 40 anos e calcular a média é 
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bastante diferente de simular um ano médio. Se se fizesse a média das afluências, significaria 
que as centrais que tivessem a capacidade de aportar esse volume de água teriam 
descarregamentos menores, o que não acontece na prática. As afluências são imprevisíveis ao 
longo do ano mas concentram-se principalmente nos períodos de Inverno, onde normalmente 
há grandes afluências e que levam a que algumas centrais tenham que descarregar a água em 
excesso devido à capacidade máxima de armazenamento da albufeira [57]. 
 
 
d) Tratamento dos dados de saída 
 
Os dados de saída que resultam da simulação são a energia média produzida e consumida, 
os volumes médios turbinados, bombados e descarregados e, mais importante, a valorização 
que cada central hídrica da cascata do DNA relativamente ao preço médio anual de mercado. 
Na Figura 4.7 estão representadas as primeiras 168 horas de simulação para o caso “com 
Foz Tua”. Por observação do gráfico é possível verificar que o objetivo de otimização das 
centrais hidroelétricas foi obtido no período representado, isto é, as centrais produziram 
energia elétrica maioritariamente nas horas em que o preço de mercado era superior ao 
preço médio anual de mercado (maximizando os lucros) e funcionaram no modo de 
bombagem nas horas em que o preço de mercado era inferior ao preço médio anual 
(minimizando os custos). 
 
 
Figura 4.7 - Resultado da simulação "com Foz Tua" para as primeiras 168h. 
Para ser possível tratar os dados de saída da simulação foi necessário converter os 
resultados horários em resultados anuais. Desta forma obtiveram-se 80 resultados anuais no 
total, 40 para o caso “sem Foz Tua” e outros 40 para o caso “com Foz Tua”. 
Em ambos os casos foi determinado um Ano Normal para análise, correspondente ao ano 
2017 e que consiste na média dos 40 resultados anuais (média de regimes). A energia média 
produzida nesse Ano Normal pelo aproveitamento de Foz Tua pode ser determinada pela 
equação (4.1), sendo que para os restantes aproveitamentos é utilizado o mesmo método. 
 
2005
_ _
1996
_ _
2005 1966
produzida E i
i
média produzida E
E
E 


 
(4.1) 
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e) Análise dos resultados obtidos 
 
Para melhor compreensão dos resultados obtidos para o Ano Normal na “média de 
regimes”, será necessário ter em conta as seguintes considerações: 
 A produção líquida é a diferença entre a produção bruta em turbinamento e o 
consumo para bombagem, afetado pelo rendimento global do ciclo 
turbinamento/bomba; 
 Os preços de compra e de venda foram determinados de acordo com a valorização 
obtida em função do preço médio anual de mercado e representam o preço que 
corresponde a tal valorização; 
 Os prémios de venda e compra representam aquilo que cada aproveitamento “ganha” 
em relação ao preço de mercado; 
 As vendas em mercado são função da produção bruta e do preço de venda; 
 As compras em mercado são função do consumo para bombagem e do preço de 
compra; 
 As receitas em mercado são resultado do balanço entre as vendas e as compras em 
mercado. 
 
Na Tabela 4.2 e na Tabela 4.3 estão apresentados os resultados obtidos para os casos 
“sem Foz Tua” e “com Foz Tua”, respetivamente. 
 
Tabela 4.2 - Resultados obtidos "sem Foz Tua" num Ano Normal, em média de regimes. 
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Tabela 4.3 - Resultados obtidos "com Foz Tua" num Ano Normal, em média de regimes. 
 
 
Foram comparados os resultados para ambos os casos para poder ver qual o impacto que o 
AHFT terá na cascata do DNA, em média, para o ano de 2017 e que está representado na 
Tabela 4.4. 
 
Tabela 4.4 - Impacto do AFHT na cascata do DNA num Ano Normal, em média de regimes. 
 
 
Analisando todos os resultados obtidos é seguro concluir que os aproveitamentos que têm 
maior capacidade de armazenamento de água nas suas albufeiras são os que conseguem uma 
melhor rentabilização da energia que produzem em ambiente de mercado, graças aos caudais 
afluentes guardados e que serão turbinados em períodos em que os preços de mercado são 
mais elevados. 
Ambos os escalões do aproveitamento do Baixo Sabor, o aproveitamento do Torrão e o 
AHFT são os que possuem albufeiras com maior capacidade de armazenamento de toda a 
cascata do DNA para o ano 2017 e, por isso, conseguem uma melhor gestão da água que 
armazenam. Dessa maneira podem optar por turbinar a água e vender a energia nas horas de 
ponta, altura em que os preços são mais elevados e que se espera que sejam acima do preço 
médio de mercado, maximizando os lucros através da otimização dos caudais a turbinar. Por 
outro lado, os restantes aproveitamentos da cascata do DNA, fios-de-água, apresentam uma 
capacidade de armazenamento muito limitada e, por isso, são obrigadas a produzir energia 
durante mais tempo e em períodos em que nem sem sempre são coincidentes com os 
melhores cenários de preços de mercado. 
Com a inclusão do AHFT na cascata existem aproveitamentos impactados de forma 
positiva. Isto sucedeu-se nos aproveitamentos a jusante do troço nacional do Douro (Régua, 
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Carrapatelo e Crestuma) e traduziu-se nos valores verificados na produção de energia, nos 
caudais turbinados e descarregados e ainda nas receitas líquidas obtidas. A presença do AHFT 
no rio Foz Tua permite que exista uma barreira física que permita uma regularização dos 
caudais da cascata do Douro (ainda que não tão significativa como a conseguida pelos 
escalões do Baixo Sabor) e, consequentemente, um aumento dos caudais turbinados e 
diminuição dos caudais descarregados. 
Os aproveitamentos do Pocinho, do Baixo Sabor (ambos os escalões) e da Valeira, assim 
como do Torrão, não saíram beneficiados no que à produção líquida de energia diz respeito. 
No caso do aproveitamento da Valeira, a diminuição da produção líquida estará relacionada 
com o facto de este aproveitamento ter que, em algumas situações, descarregar 
pontualmente determinados caudais de modo a favorecer a bombagem no AHFT 
(maximizando assim o benefício da cascata). No entanto, quando se verifica qual o impacto 
que a inclusão do AHFT teve nas receitas líquidas obtidas em mercado, verifica-se que todos 
os aproveitamentos mencionados foram beneficiados com exceção do escalão de jusante do 
Baixo Sabor. Isto acontece porque o aproveitamento do Baixo Sabor tem de competir com o 
AHFT e pode por esse motivo ter uma ligeira perda. 
Estes resultados, juntamente com a Figura 4.7, confirmam a estratégia que foi utilizada 
neste programa e que consistia em comprar energia para bombagem em horas com preços 
mais baixos para posterior turbinamento da água em horas onde os preços de mercado fossem 
mais elevados. 
Em jeito de resumo, para um ano com as características de um Ano Normal, a construção 
do AHFT na cascata do Douro originará receitas líquidas totais de 33403 k€. Deste valor, cerca 
de 32846 k€ são referentes às receitas líquidas obtidas, em média, pelo AHFT e cerca de 557 
k€ receitas líquidas obtidas, em média, pelos restantes aproveitamentos da cascata do DNA. 
Para toda a fase de exploração foram consideradas produções e consumos de energia, 
volumes turbinados, bombados e descarregados referentes ao ano 2017, assumindo que se 
mantêm constantes ao longo do tempo. Quanto às receitas líquidas obtidas em mercado 
durante a fase de exploração, os valores obtidos para o ano 2017 serão a referência para os 
restantes anos e considerou-se que estas variam ao longo dos anos com a taxa de crescimento 
dos preços de mercado de eletricidade (cenário de 3% fornecido pela EDP). 
Poderia ter-se optado por fazer variar as receitas líquidas de acordo com a taxa de 
inflação, no entanto, como Portugal está integrado no MIBEL, os preços variam com fatores 
carregados de incerteza como a hidraulicidade, eolicidade, preços dos combustíveis fósseis, 
diagramas de procura e estrutura do parque electroprodutor, o que torna a opção pela taxa 
de crescimento dos preços dos mercados de eletricidade a solução mais adequada ao 
problema em causa. 
4.3.2 - Serviços de Sistema 
Com a entrada em funcionamento do MIBEL surgiu uma nova realidade no sector elétrico 
em Portugal que ganhou forma através da participação dos agentes portugueses em mercados 
a prazo, diário e intradiário e do desenvolvimento e participação noutros mercados e 
processos afetos à operação do sistema elétrico. 
Um desses mercados é o mercado de produção organizado, que engloba um conjunto de 
mecanismos com o objetivo de conciliar a concorrência livre na produção de energia elétrica 
com a necessidade de dispor de um abastecimento que esteja em conformidade com os 
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critérios de segurança e qualidade estipulados. Esses mecanismos centram-se na resolução de 
restrições técnicas e a gestão dos serviços de sistema. 
Em Portugal são considerados dois conjuntos nos serviços de sistema: serviços de sistema 
obrigatórios e serviços de sistema complementares. 
Os serviços de sistema obrigatórios não são passíveis de qualquer tipo de remuneração e 
são os serviços que qualquer produtor PRO deverá oferecer, como a regulação de tensão, a 
manutenção de estabilidade ou a regulação primária de frequência. Por sua vez, os serviços 
de sistema complementares serão remunerados e devem ser contratados com base em 
mecanismos transparentes e não discriminatórios de maneira a promover a eficiência 
económica. Existe uma separação entre os serviços de sistema complementares que são 
necessários regularmente (contratados com base em mercados de ofertas) e os que são 
necessários apenas pontualmente (através de contratos bilaterais). A regulação secundária de 
frequência e a reserva de regulação (reserva terciária de frequência) fazem parte do primeiro 
tipo e serviços como a compensação síncrona, o arranque autónomo ou a interruptibilidade 
estão englobados no segundo tipo de serviços de sistema complementares [62]. 
Os serviços de regulação de frequência (primária, secundária e reserva de regulação) são 
talvez os que mais se destacam entre todos eles. A regulação da frequência torna-se 
necessária uma vez que o sistema elétrico nacional funciona a frequência constante e, por 
isso, deverá ser mantida dentro de limites operacionais especificados. Para que isto seja 
conseguido há que haver um permanente equilíbrio entre a produção e o consumo, que é 
possível graças à regulação primária de frequência, de forma descentralizada e baseada na 
atuação dos reguladores de velocidade dos grupos geradores. O nível de produção dos 
geradores será ajustado automaticamente de maneira a que qualquer aumento/diminuição da 
carga dos geradores seja equilibrado por um aumento/diminuição de produção [63]. 
A regulação primária de frequência permite evitar grandes variações de frequência, 
contudo, não é capaz de repor o valor nominal da frequência por si só. Recorre-se então à 
regulação secundária de frequência que tem também o objetivo de manter as trocas de 
energia nas interligações entre Portugal e Espanha nos valores programados. Este tipo de 
regulação consiste no estabelecimento de uma banda de regulação e no 
acréscimo/decréscimo do fornecimento de energia, conforme selecionado pelo Gestor do 
Sistema (em Portugal a gestão dos serviços de sistema cabe à REN). Como dito 
anteriormente, a regulação secundária terá remuneração, que é composta por duas parcelas: 
banda de regulação e energia de regulação secundária. A banda de regulação corresponde à 
margem de potência disponibilizada pelos agentes de mercado a um determinado preço, para 
todas as horas do dia seguinte, para fazer baixar ou subir a frequência do sistema. O custo 
horário da banda de regulação é um custo fixo que existe independentemente de ocorrerem 
ou não desvios de frequência. Já a parcela de energia de regulação secundária é paga a todos 
os agentes de mercado que efetivamente disponibilizaram a energia em determinada hora 
[64]. 
Na Figura 4.8 está representada a banda de regulação secundária pretendida pelo Gestor 
do Sistema e aquela que foi efetivamente contratada, por tecnologia de produção, entre 
Abril de 2009 e Março de 2010. É possível verificar que os produtores hídricos têm uma 
participação considerável no fornecimento deste serviço de sistema, com principal destaque 
para o ano de 2010. 
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Figura 4.8 - Banda de regulação secundária entre Abril de 2009 e Março de 2010 [65]. 
Por sua vez, a reserva de regulação resulta da adaptação dos programas de 
funcionamento das unidades de produção e de consumo de bombagem que estejam ou não 
em serviço, procurando restituir a reserva de regulação secundária que foi utilizada, 
responder a uma perda máxima de produção pré-definida e cobrir o consumo sempre que 
houver uma diferença significativa entre o valor de consumo previsto pelo Gestor do Sistema 
e o valor que resulta dos mercados de produção [66]. 
As ofertas de reserva de regulação a subir/descer são apresentadas pelos agentes de 
mercado para cada período de programação do dia seguinte. O Gestor do Sistema irá então 
recorrer a essas propostas, em tempo real, para mobilizar/desmobilizar produção/consumo. 
Todos os agentes de mercado que atuaram serão remunerados ao preço da última oferta 
mobilizadora a subir/descer [6]. 
Na Figura 4.9 está apresentada a energia de reserva de regulação utilizada pelo sistema a 
subir e a descer, por tecnologia de produção, novamente para o período entre Abril de 2009 e 
Março de 2010. De salientar o peso das unidades hídricas no fornecimento de energia de 
reserva de regulação, que representou cerca de 65% de toda a energia no período em causa. 
 
 
Figura 4.9 - Reserva de regulação entre Abril de 2009 e Março de 2010 [66]. 
Para além da gestão dos serviços de sistema, existe o processo de resolução das restrições 
técnicas do sistema, que procura garantir a exequibilidade física dos programas resultantes 
dos mercados diário e intradiário, bem como a operação adequada do sistema em tempo real. 
A insuficiência de reserva de regulação, a garantia do critério de segurança n-1, a eliminação 
de desvios nas interligações, as sobrecargas em elementos da rede de transporte e o controlo 
de tensão são as principais razões que levam à mobilização de energia para resolução de 
restrições técnicas. 
Quando qualquer uma destas situações ocorre no seguimento do mercado diário, a 
solução passará por modificar o programa inicial de contratação por razões de segurança da 
rede, procurando garantir que a energia mobilizada a subir iguala a energia mobilizada a 
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descer e dessa forma manter o equilíbrio entre produção e consumo. No caso de estas 
situações resultarem do programa do mercado intradiário, as restrições são resolvidas pela 
eliminação das propostas que as originaram. Já em tempo real, as restrições que surgirem 
serão solucionadas através da mobilização de ofertas de reserva de regulação. 
Em cada hora, quaisquer sobrecustos que resultem do processo de resolução de restrições 
no mercado diário e em tempo real serão pagos por todo o consumo efetuado nessa hora, na 
proporção do respetivo consumo no referencial de geração. No âmbito do mercado intradiário 
não existirão sobrecustos devido à eliminação das propostas que causam as restrições [67]. 
 
 Estimativa de remuneração considerada 
 
Os aproveitamentos hidroelétricos prestam os serviços de sistema obrigatórios 
localmente, sem remuneração, tais como a regulação primária de frequência, a manutenção 
de estabilidade e a regulação de tensão. Poderão também fornecer serviços de sistema 
complementares, remunerados e muito solicitados aos aproveitamentos hidroelétricos para 
manutenção de um equilíbrio constante entre a produção e o consumo. 
Está previsto que os grupos geradores do AHFT possam trabalhar de maneira a fornecer 
serviços de sistema complementares como a regulação secundária de frequência e a reserva 
de regulação. Dessa forma, poderão ser remunerados em mercado de ofertas mobilizando 
energia de produção e consumo em bombagem e/ou pela presença na banda contratada para 
regulação. Existe ainda a possibilidade de os grupos geradores serem explorados em regime 
de compensação síncrona e, dessa forma, serem remunerados através de contratos bilaterais. 
De acordo com o PNBEPH, a UNIPEDE estima que as centrais hidroelétricas podem prestar 
uma valia de serviços de sistema que estará compreendida entre 10% e 30% da sua 
produtividade anual. Considera ainda que uma central hidroelétrica “típica” (operação média 
de 3000 h/ano) terá uma valia de 15%, o equivalente à sua produção durante 450h [18]. 
Para o cálculo dos recebimentos do AHFT pelo fornecimento de serviços de sistema 
durante a fase de exploração foi adotada uma valia de 20%, valor acima dos 15% adotados 
pelo PNBEPH.  
A escolha deste valor deve-se ao facto de a penetração de energia eólica na rede ter 
aumentado significativamente desde 2007 até aos dias de hoje, o que levará a maiores 
desafios na gestão técnica da rede por parte do Gestor do Sistema, devido à intermitência da 
produção eólica. Como consequência disso, será necessária uma maior quantidade de energia 
de regulação mobilizada e ainda um possível alargamento da banda de regulação secundária 
como reserva para atuar caso seja solicitado. As centrais hidroelétricas, graças à rapidez com 
que conseguem colocar energia na rede, irão representar um papel cada vez mais importante 
na segurança e estabilidade do sistema elétrico nacional e, por essa razão, foi considerada 
uma valia de 20% para os serviços de sistema. 
Assim sendo, o valor estimado para a remuneração do AHFT pelos serviços de sistema 
fornecidos ao longo da fase de exploração corresponderá, em média, a 20% das receitas 
líquidas obtidas nos mercados de eletricidade. O valor estimado para o ano de 2017 foi de 
6569 k€. 
No entanto, para além da integração da produção eólica na rede, há que considerar a 
harmonização ibérica dos serviços de sistema, aspeto que poderá modificar a previsão 
efetuada para as valias de serviços de sistema. Existe a intenção de Portugal e Espanha em 
conseguir a harmonização e convergência dos mercados de serviços de sistema na Península 
Ibérica, para uma gestão técnica operacional coordenada e em tempo real. Isto poderá levar 
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a que os comportamentos dos serviços de sistema em Portugal sejam semelhantes aos 
praticados nos dias de hoje em Espanha, cujo sistema elétrico tem um peso de cerca de 5 
vezes superior ao português, alterando as previsões das valias que possam ser efetuadas 
atualmente [68]. 
4.3.3 - Garantia de Potência 
A garantia de potência é um tipo de serviço a prestar pelos centros electroprodutores em 
PRO, localizados em Portugal, que será remunerado, por um lado, pelo serviço de 
disponibilidade e, por outro, através de incentivos ao investimento em capacidade de 
produção. 
De acordo com a Portaria n.º 251/2012, de 20 de Agosto, os incentivos à disponibilidade 
serão atribuídos aos grupos geradores dos centros electroprodutores térmicos elegíveis e os 
incentivos ao investimento serão atribuídos aos centros electroprodutores hídricos elegíveis. 
O AHFT, por ser um dos aproveitamentos que faz parte dos contratos de implementação 
do PNBEPH, será abrangido pelo incentivo de investimento e beneficiará desse incentivo 
“durante os 10 primeiros anos após a data em que o reconhecimento da sua elegibilidade 
inicia a produção de efeitos” [56]. 
 
O montante de incentivo ao investimento é determinado anualmente para cada grupo 
gerador através da equação (4.2) [56]: 
 
* * *ref ilII II P icp ivd , (4.2) 
onde: 
 II – montante anual do incentivo ao investimento; 
 IIref – valor anual de referência do incentivo ao investimento; 
 Pil – valor da potência instalada líquida do grupo gerador constante da licença de 
exploração; 
 icp – índice de cumprimento do prazo fixado na licença de produção para a entrada 
em exploração do grupo gerador em causa; 
 ivd – índice de valorização da disponibilidade do grupo gerador. 
 
O valor anual de referência, IIref, para o AHFT foi definido como sendo de 13 k€/MW/ano. 
Como a potência a instalar em cada grupo gerador será de 126 MW e como o AHFT terá dois 
grupos geradores, então Pil será de 252 MW (2*126 MW). Foi considerado que o AHFT teria 
entrada em exploração no prazo fixado na licença de produção e, por isso, o índice icp terá 
valor unitário, tal como o índice ivd. 
Dessa forma, o montante anual do incentivo ao investimento para o AHFT no ano 2017, 
primeiro ano de exploração, será de 3276 k€. Este valor manter-se-á constante ao longo dos 
10 primeiros anos de exploração, não sendo afetado por qualquer taxa de inflação ou taxa de 
crescimento dos preços de mercado de eletricidade. 
4.4 - Análise Financeira 
Neste subcapítulo serão explicados todos os passos seguidos na Análise Financeira para o 
cálculo do Cash Flow Total (ou “Free Cash Flow”) que permitirá calcular os indicadores 
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económicos utilizados para avaliar economicamente o projeto de investimento em causa, que 
serão utilizados mais à frente. 
Para o cálculo do Cash Flow Total será necessário compreender quais as rubricas que 
serão utilizadas para esse efeito, detalhadas no Anexo C. 
A primeira rubrica é referente ao Cash Flow de Investimento, que compreende todos os 
pagamentos e investimentos efetuados ao longo da fase de construção do projeto, referidos 
no subcapítulo Investimentos e Pagamentos. 
Tal como foi referido nesse mesmo subcapítulo, os valores fornecidos para os 
investimentos estão a preços de 2012. Assim será necessário aplicar uma taxa de inflação 
para convertê-los para preços correntes [69]. 
Antes de transformar esses preços em preços correntes, estes terão que ser distribuídos 
por todos os anos da fase de construção segundo uma calendarização fornecida pela EDP, que 
poderá ser consultada no Anexo B. 
Para obter os preços correntes, assumiu-se o ano de 2012 como referência para a 
determinação dos índices dos restantes anos que permitem transformar preços constantes em 
preços correntes. Estes índices são criados de acordo com os valores de inflação adotados 
para cada ano da fase de construção (3,75% para 2011, 2,8% para 2012 e 2% para 2013-2016, 
cenário fornecido pela EDP). Para o cálculo do índice utiliza-se a equação (4.3): 
 
1 1*(1 )n n níndice índice i    (4.3) 
  
Por exemplo, o índice para 2013 seria calculado através do índice de 2012, definido como 
100, e da taxa de inflação de 2% adotada para 2013, obtendo-se o valor 102. Os restantes 
índices calculados estão presentes no Anexo B. 
Tendo todos os índices calculados, os preços correntes para cada tipo de investimento 
foram obtidos pela simples multiplicação dos preços já distribuídos pela razão entre o índice 
do respetivo ano e o índice do ano 2012. No Anexo B estão apresentados os preços correntes 
para os investimentos que serão utilizados para o cálculo do Cash Flow de Investimento. 
As rubricas seguintes são os Proveitos e os Custos Operacionais. Nos Proveitos estão 
incluídas as receitas calculadas no subcapítulo Recebimentos (Mercados de Eletricidade, 
Serviços de Sistema e Garantia de Potência) e ainda o valor relativo ao “ganho do Douro” ao 
longo da exploração. Os Custos Operacionais, por sua vez, englobam os custos associados à 
O&M e Pessoal e ao Fundo do Tua, ambos abordados no subcapítulo Investimentos e 
Pagamentos. 
A rubrica EBITDA (Earnings Before Interest, Taxes, Depreciation and Amortization) é a 
diferença entre os Proveitos e os Custos Operacionais. 
Para o cálculo das Amortizações foi considerado o critério de quotas constantes, o que 
significa que o valor a amortizar será dividido igualmente ao longo dos 75 anos de exploração 
do AHFT. O valor a amortizar corresponde à amortização dos investimentos realizados ao 
longo da fase de construção, exceto os investimentos na aquisição dos terrenos (não perdem 
valor ao longo dos anos). 
Deduzindo as Amortizações ao EBITDA é possível obter uma nova rubrica, EBIT, que 
corresponde ao resultado operacional do projeto. Ao EBIT será aplicada uma taxa de imposto, 
o IRC, dando origem a uma nova rubrica denominada EBIT*(1-taxa IRC). O valor considerado 
foi o valor de IRC aplicado em Portugal, ou seja, 25%. 
Finalmente, o Cash Flow Total corresponde ao EBITDA deduzido do Cash Flow de 
Investimento e do imposto, que se calculou como EBIT*(1-taxa IRC). 
 84 Análise Económica 
 
4.5 - Análise Quantitativa 
A análise económica de um projeto de investimento será um elemento importante para a 
decisão de se avançar ou não para um determinado investimento. Um dos aspetos a 
considerar numa análise económica será a parte quantitativa do projeto, avaliada a partir dos 
indicadores económicos. 
Na análise quantitativa deste projeto foi efetuada uma análise determinística e uma 
análise de risco, sendo que ambas as análises serão abordadas nos pontos seguintes. 
4.5.1 - Análise Determinística 
Para esta análise procurou-se simplesmente determinar os indicadores económicos para 
avaliar o caso de estudo do AHFT, de acordo com todas as considerações e estimativas feitas 
anteriormente. Os indicadores económicos que fazem sentido analisar neste tipo de projeto 
de investimento são o Valor Atualizado Líquido (VAL) e a Taxa Interna de Rentabilidade (TIR). 
Para o cálculo e análise destes indicadores foi de grande importância o Cash Flow Total, 
descrito no subcapítulo Análise Financeira e calculado no Anexo C. 
 
 Valor Atualizado Líquido (VAL) 
 
O VAL permite transportar todos os cash flow anuais para uma data presente e representa 
o valor atual dos mesmos ao longo do período em causa. Dito de outra forma, representa o 
valor que um montante a obter no futuro tem no momento presente. O VAL pode ser 
calculado a partir da equação (4.4): 
 
1 (1 )
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
 , (4.4) 
 
onde: 
 CFk – Cash Flow no ano k (k€); 
 n – Período (ano); 
 i – Taxa de atualização (%). 
 
O valor n é referente ao período de avaliação do projeto. Neste caso, considerando tanto 
a fase de construção como a fase de exploração, corresponde a 84 anos (9 anos de fase de 
construção e 75 anos de exploração). 
É importante referir que através da equação (4.4) se está a transportar todos os cash 
flows para 2008, o primeiro ano da fase de construção do AHFT. Houve então necessidade de 
se atualizar o VAL para Julho de 2013, altura em que este estudo terminará e que dessa 
forma permitirá ter valores relativos a essa mesma altura. Para que tal seja conseguido, foi 
utilizada a equação (4.5) para a atualização do VAL, sendo que o período entre o início de 
2008 e Julho de 2013 é o equivalente a 5,5 anos. 
 
5,5
_2013 *(1 )JulVAL VAL i   (4.5) 
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A taxa de atualização i pode ser interpretada como a exigência de remuneração do 
capital por parte da empresa investidora, isto é, a taxa de retorno que uma empresa exige 
para que o investimento em causa seja viável. Essa taxa é denominada de WACC (Weighted 
Average Cost of Capital), custo médio ponderado de capital. O WACC, como o nome indica, é 
uma média ponderada dos capitais próprios da empresa (retorno que os acionistas da empresa 
exigem para a aceitação do investimento) e dos custos de capital de terceiros (exigido pelos 
credores da empresa para que possam emprestar recursos financeiros à empresa em causa, 
normalmente associado a instituições bancárias e a juros de empréstimos). 
O WACC, cujo valor pode ser calculado usando a equação (4.6), será então dependente de 
fatores como a credibilidade, dimensão e visão estratégica da empresa, bem como da 
maturidade que esta apresenta perante os acionistas e credores para que financiem o 
investimento ao menor risco possível. 
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onde: 
 E – Valor de mercado do custo de capital próprio (%); 
 D – Valor de mercado do custo da dívida (%); 
 Re – Rentabilidade esperada pelos acionistas (%); 
 Rd – Taxa média de juro da dívida (%); 
 Tc – Taxa marginal de imposto (%). 
 
Como seria de esperar, o valor do WACC para o AHFT não é conhecido devido a questões 
de confidencialidade da empresa. 
Para este caso em estudo, foram calculados vários valores do VAL a partir de vários 
valores para a taxa de atualização, i. A Figura 4.10 mostra a relação entre os valores obtidos 
para o VAL e a taxa de atualização. 
 
 
 
Figura 4.10 - Relação entre VAL e taxa de actualização (i). 
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De acordo com uma apresentação de Março de 2011 da EDP para os seus investidores, foi 
assumido um WACC de 7,8% no que diz respeito à concessão das hídricas [70]. Então, para o 
caso em estudo, foram destacados 5 valores diferentes para a taxa de atualização i: 7,5%, 
7,8%, 8%, 8,2% e 8,5%. Os valores exatos obtidos para o VAL do AHFT para essas taxas estão 
apresentados na Tabela 4.5. 
 
Tabela 4.5 - Resultados obtidos para o VAL para diferentes taxas de actualização. 
i (%) VAL (k€) 
7,5 61146,173 
7,8 28974,148 
8 9229,742 
8,2 -9284,997 
8,5 -34971,368 
 
Como é possível observar, o valor da taxa de atualização terá influência no valor do VAL 
e, consequentemente, na viabilidade económica do projeto. Através do Figura 4.10 e da 
Tabela 4.5 confirma-se que quanto menor a taxa de atualização, maior será o valor do VAL e 
maior a probabilidade de o projeto avançar por ser economicamente viável. 
Se o VAL fosse o único indicador económico a ser utilizado para determinar a viabilidade 
do projeto, tendo em conta as taxas de atualização presentes na Tabela 4.5, poderia afirmar-
se que para o AHFT seria economicamente viável para as taxas 7,5%, 7,8% e 8% (e para todas 
as taxas abaixo dos 7,5%) visto que os VAL obtidos são todos positivos, logo, o projeto cobriria 
todo o investimento inicial e remuneração mínima exigida pela taxa de atualização e ainda 
gerava excedente financeiro. Para as taxas de 8,2%, 8,5% e superiores, o projeto retornava 
um VAL negativo, o que significa que o projeto não tem capacidade para cobrir o 
investimento realizado e, por isso, estaria abaixo das exigências e perspetivas da empresa, 
podendo levar à desaprovação do investimento no AHFT. 
 
 Taxa Interna de Rentabilidade (TIR) 
 
A TIR é a taxa de rentabilidade que iguala o VAL a zero. Este método calcula uma taxa de 
rentabilidade equivalente à remuneração do capital obtida utilizando a equação (4.7) [69]: 
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Para o projeto do AHFT foi obtida uma TIR de 8,1% com a aplicação da equação (4.7). 
Caso este indicador fosse o único a ter em conta, poderia afirmar-se que o projeto do AHFT 
seria economicamente viável caso a TIR obtida fosse superior ao WACC. Isto significaria que o 
AHFT tinha capacidade de gerar rentabilidade acima do custo de oportunidade do capital. No 
entanto, se a TIR obtida fosse inferior ao WACC da empresa, tanto credores como acionistas 
não aprovariam o investimento que apresentasse risco tão elevado, tornando o projeto 
economicamente inviável. 
Tendo como referência os 7,8% para o WACC da EDP e comparando esse valor com a TIR 
obtida para o projeto do AHFT, poderia concluir-se que seria economicamente viável e que 
iria cobrir todo o investimento e ainda gerar excedente financeiro para a empresa. 
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Um exercício interessante seria a comparação entre a TIR obtida com a TIR deste mesmo 
projeto referenciada no PNBEPH. Para o AHFT, a TIR tem um valor de 14,4%, bastante 
superior à TIR de 8,1% calculada [18]. Este valor apresentado no PNBEPH representa um 
projeto bastante atrativo do ponto de vista de rentabilidade, principalmente quando 
comparado com a taxa de atualização de 6% utilizada para o cálculo. 
Visto que a concessão do AHFT pertence à EDP, optou-se também por fazer uma 
comparação com os restantes aproveitamentos selecionados no PNBEPH que avançaram e 
cuja empresa promotora é também a EDP. Esses aproveitamentos são o Fridão e Alvito, com 
TIR de 13% e 5,7%, respetivamente, para uma rentabilidade mínima exigida de 6% [18]. O 
aproveitamento do Fridão apresenta uma taxa de rentabilidade considerável e leva a crer que 
é um aproveitamento bastante atrativo para a empresa, estando já em fase de 
licenciamento. O aproveitamento do Alvito, por sua vez, apresenta um valor baixo para a TIR, 
abaixo do valor considerado para o WACC da empresa, mas foi escolhido na mesma em 
detrimento de outros aproveitamentos considerados no PNBEPH mas não selecionados (por 
exemplo, Assureira e Rebordelo). Isto demonstra que existem outros critérios importantes 
que poderão levar à aprovação ou desaprovação de um investimento por parte da empresa e 
que poderão estar relacionados com os aspetos qualitativos do investimento. 
4.5.2 - Análise de Risco 
Normalmente, projetos da magnitude do AHFT têm sempre riscos associados à sua 
construção e exploração, o que torna importante fazer uma análise de risco do projeto para 
que se consiga determinar quais as consequências que os eventos relacionados com esses 
riscos podem ter no projeto. Uma boa análise de risco poderá identificar não só os problemas 
que possam surgir do investimento no projeto mas também novas oportunidades para o 
projeto. 
Então, uma análise de risco quantitativa passará por atribuir um valor numérico aos riscos 
do projeto identificados e que pode utilizar dados empíricos ou quantificar as apreciações 
qualitativas do projeto. Para este caso de estudo optou-se pela primeira opção. 
Uma das melhores maneiras de se realizar uma análise quantitativa de risco é através da 
Simulação de Monte Carlo (SMC). Na SMC são usadas distribuições de probabilidade para 
descrever de forma mais realista a incerteza nas variáveis utilizadas na análise de risco. A 
distribuição de probabilidade a utilizar poderá ser Normal, Lognormal, Uniforme, entre 
outras. 
Durante a SMC são amostrados valores aleatoriamente a partir da distribuição de 
probabilidades de entrada, onde cada amostra corresponde a uma iteração da simulação e o 
resultado dessa iteração é registado. A SMC tem a capacidade de realizar este processo 
centenas e milhares de vezes e o resultado da simulação é uma distribuição de probabilidade 
das saídas. Portanto, a sua utilização permitirá uma melhor compreensão do que poderá 
acontecer e qual a probabilidade de acontecer [71]. 
No caso de estudo do projeto do AHFT escolheram-se as receitas líquidas obtidas nos 
Mercados de Eletricidade como entradas da SMC, tendo sido escolhida uma distribuição de 
probabilidades Lognormal para sortear as receitas. A opção por este tipo de distribuição 
deve-se ao facto de as receitas obtidas para os 40 anos de registos de afluências existente 
seguirem uma distribuição deste tipo, tal como exemplificado na Figura 4.11. Na verdade, a 
distribuição que melhor serviria para representar o comportamento das receitas seria a 
distribuição Extremo Máx, porém, a distribuição Lognormal será muito mais fácil de utilizar. 
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Ainda que não seja a melhor opção, a distribuição Normal também poderia ser utilizada para 
representar a distribuição das receitas líquidas. 
 
 
Figura 4.11 - Distribuição seguida pelas receitas líquidas. 
Graças à grande capacidade da SMC decidiu-se efetuar 5000 iterações, cada uma delas 
referente a 75 anos de exploração do AHFT, totalizando 375 mil valores possíveis para as 
receitas líquidas. A opção por um número tão elevado de iterações prende-se ao facto de se 
pretender garantir um carácter de aleatoriedade visto que não existem valores genuinamente 
aleatórios, apenas quase-aleatórios. 
Sendo assim, em cada iteração vão ser escolhidos 75 do conjunto de valores possíveis para 
as receitas (continuam a ser afetadas da taxa de crescimento dos preços de mercado) e vão 
ser calculadas novamente todas as rubricas descritas no subcapítulo Análise Financeira, 
obtendo-se o Cash Flow Total. A partir daqui será calculado novamente o VAL do projeto, 
atualizado para Julho de 2013. 
Para o cálculo do VAL, para além do Cash Flow Total da respetiva iteração, foi necessário 
definir qual o valor da taxa de atualização a utilizar. Para uma primeira análise escolheu-se 
uma taxa de 7,8% para todas as iterações, resultando desta simulação 5000 valores para o 
VAL, posteriormente agrupados em 50 intervalos. O histograma dos resultados obtidos está 
apresentado na Figura 4.12. 
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Figura 4.12 - Histograma com a distribuição dos resultados do VAL (taxa de 7,8%). 
 
Os resultados da SMC seguem uma distribuição Normal, o que é facilmente compreensível 
quando se observa a função de distribuição de probabilidade (representação dos resultados 
através dos intervalos, como se fossem variáveis discretas) e pela função de densidade de 
probabilidade (representação dos mesmos valores mas como se tratassem de variáveis 
contínuas). O facto de os resultados seguirem uma distribuição Normal, mesmo apesar de os 
dados de entrada (receitas líquidas) seguirem uma distribuição Lognormal, pode ser explicado 
pelo Teorema do Limite Central que diz que qualquer que seja a distribuição original, à 
medida que o tamanho da amostra aumenta, a distribuição das médias resulta numa 
distribuição Normal. 
À empresa interessa saber qual a probabilidade de obter lucro com o investimento em 
causa, ou seja, saber qual a probabilidade de o VAL do projeto ser positivo. Como não é 
possível saber isso pela simples observação da distribuição normal, foi construída a função de 
distribuição acumulada, que faz a associação entre os valores obtidos para VAL e a 
probabilidade do VAL ser inferior a um valor pretendido. Então, por observação da função de 
distribuição acumulada representada na Figura 4.12, pode afirmar-se que a probabilidade de 
o VAL ser negativo é de aproximadamente 10%, o que equivale a dizer que a probabilidade de 
a empresa obter rentabilidade positiva neste investimento é de cerca de 90%. Este valor 
muito provavelmente agradaria aos investidores e levaria a que fosse aprovado o 
investimento. 
Como a própria EDP assumiu um WACC de 7,8%, significa que mesmo que a taxa de 
atualização não seja essa, estará próxima desse valor. Por essa razão foi também feita uma 
análise de risco para uma taxa de 7,5% e outra para uma taxa de 8%. Foi repetido todo o 
processo descrito anteriormente para a taxa de 7,8% e da SMC resultaram os histogramas para 
as taxas de atualização 7,5%, Figura 4.13, e 8%, Figura 4.14. 
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Figura 4.13 - Histograma com a distribuição dos resultados do VAL (taxa de 7,5%). 
 
Figura 4.14 - Histograma com a distribuição dos resultados do VAL (taxa de 8,0%). 
Procurou-se também determinar a probabilidade de obter um VAL positivo para estes dois 
casos através da observação da função de distribuição acumulada. Para o caso da taxa de 
7,5%, é possível verificar que a probabilidade de se ter um VAL negativo é bastante próxima 
de zero, ou seja, a probabilidade de ter um projeto rentável poderá andar à volta dos 98%, 
99%, valor bastante atrativo para os investidores. Já no caso da taxa de 8,0%, a probabilidade 
se obter um VAL negativo é bastante maior que nos outros dois casos, sendo ligeiramente 
superior a 30%, o que se traduz numa probabilidade inferior a 70% de o projeto acrescentar 
valor à empresa. Este valor relativamente baixo em comparação ao que uma empresa deverá 
pretender poderá fazer com que o investimento não seja aprovado. 
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Para além de saber qual a probabilidade de obter uma rentabilidade positiva com o 
investimento realizado, a empresa pretenderá saber quanto poderá efetivamente lucrar e 
qual o risco associado a esse mesmo investimento. Como existe sempre incerteza neste tipo 
de projetos, nunca se poderá afirmar com 100% de certeza quanto é que a empresa poderá 
lucrar. 
Utilizando a média e o desvio padrão da distribuição Normal foi possível determinar qual 
o intervalo de valores onde será mais provável encontrar o VAL, para diferentes 
probabilidades, utilizando a regra dos 3-sigmas, representada na Figura 4.15. 
 
 
Figura 4.15 - Distribuição normal e regra dos 3-sigmas [72]. 
Será então interessante fazer uma comparação entre os casos anteriormente 
mencionados, para as taxas 7,5%, 7,8% e 8%. Os resultados conseguidos após a aplicação da 
regra dos 3-sigmas estão apresentados na Figura 4.16. 
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Figura 4.16 - Intervalos de valores do VAL para diferentes probabilidades e taxas de atualização. 
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Por observação da figura facilmente se conclui que para uma taxa de 7,5% o VAL estará 
entre valores ligeiramente abaixo dos 25000 k€ e ligeiramente acima dos 100000 k€. Pode até 
afirmar-se que o VAL estará entre os 40000 k€ e os 8000 k€, aproximadamente, ainda que a 
probabilidade de tal acontecer seja apenas de 68%. Estes valores muito provavelmente 
levariam a que fosse aprovado o investimento no projeto. 
Se se analisar o caso para a taxa de 7,8%, para o intervalo de 95% de probabilidade de 
ocorrência, o VAL poderá atingir valores negativos, uma vez que o intervalo correspondente 
estará entre os -12000 k€, aproximadamente, e um pouco abaixo dos 75000 k€. Sendo assim, 
pode afirmar-se que existe com 68% de certezas que o VAL estará entre 10000 k€ e 50000 k€, 
aproximadamente. O facto de existir algum risco de o VAL ser negativo poderá fazer com que 
a empresa esteja reticente em aprovar o investimento.  
Para a taxa de 8%, tanto o intervalo de valores para a probabilidade de 95% como o 
intervalo para a probabilidade de 68% já incluem valores negativos para o VAL. O intervalo de 
valores para o VAL para 95% estará entre os -30000 k€ e os 50000 k€, enquanto que o para 
68% se tem valores do VAL entre os -12500 k€ e os 30000 k€, aproximadamente. Um projeto 
com estas características terá dificuldades em ver um investimento nele ser aprovado. 
Após serem analisadas as 3 situações, é possível concluir que com o aumento da taxa de 
atualização considerada para o projeto, o risco de obter valores do VAL negativos será maior. 
A aprovação ou reprovação do investimento no projeto dependerá não só do WACC da 
empresa mas também da atitude perante o risco que esta terá. 
No entanto, tal como na análise determinística, o VAL não será o único indicador 
económico a ser utilizado para avaliar a viabilidade económica do projeto do AHFT. Assim 
sendo, durante as simulações realizadas para as taxas de atualização atrás mencionadas foi 
também calculada a TIR respetiva para além do VAL. 
Após análise dos valores obtidos para a TIR em cada um dos casos concluiu-se que os 
resultados da SMC são exatamente iguais. Isto acontece porque para o cálculo da TIR não faz 
diferença qual o WACC que a empresa especifica. Tal como já foi referido anteriormente, a 
TIR representa qual a taxa de rentabilidade que igualará o VAL a 0 e na fórmula de cálculo da 
TIR não entra o valor do WACC. 
Na Figura 4.17 está representado o histograma dos resultados obtidos, que seguem uma 
distribuição Normal, tal como o VAL. 
 
Figura 4.17 - Histograma com a distribuição dos resultados da TIR. 
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Nesta análise será interessante saber qual a probabilidade de a TIR do projeto do AFHT 
ser superior ao WACC de 7,8% exigido pela EDP para os seus investimentos em 2011. 
Recorrendo à função de distribuição acumulada, pode dizer-se que a probabilidade de obter 
uma TIR superior ao WACC assumido andará à volta dos 90%. É expectável que para uma 
probabilidade de gerar rentabilidade acima do custo de oportunidade do capital tão alta 
ajude a convencer os investidores a avançar com o investimento no projeto. 
Tal como foi feito para o VAL, será interessante verificar quais os valores mais prováveis 
para a TIR deste projeto. Para tal foi utilizada novamente a regra dos 3-sigmas (com a 
respetiva média e desvio padrão da distribuição dos resultados para a TIR) e determinou-se o 
intervalo de valores em que a TIR se poderá encontrar, representado na Figura 4.18. 
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Figura 4.18 - Intervalos de valores da TIR para diferentes probabilidades. 
Pode então afirmar-se que existe uma probabilidade de 68% de a TIR obtida estar entre os 
7,9% e 8,3%, aproximadamente. O projeto poderia até gerar uma taxa de rentabilidade 
bastante alta, à volta dos 8,9%, no entanto, a probabilidade de tal acontecer é muito 
pequena. Ainda por observação da Figura 4.18, é possível afirmar que no intervalo de valores 
para uma probabilidade 95% de ocorrência, o valor da TIR está entre os 7,7% e os 8,5%, 
aproximadamente. 
Novamente, a aprovação ou não do investimento no projeto dependerá também da 
atitude dos investidores perante o risco. 
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4.6 - Análise Qualitativa 
No subcapítulo anterior foi feita uma análise económica quantitativa para avaliar a 
viabilidade económica do projeto do AHFT. Porém, não deverão ser considerados apenas os 
aspetos quantitativos mas também os aspetos qualitativos inerentes ao projeto em causa, 
principalmente relacionados com aspetos socioeconómicos e de desenvolvimento regional. 
Para que o projeto do AHFT pudesse avançar tiveram que ser tomadas várias medidas 
para resolver condicionantes e problemas identificados na DIA que resultou da Avaliação de 
Impacte Ambiental (AIA), iniciado em Abril de 2008. 
Uma das condicionantes referidas na DIA está relacionada com a criação de uma agência 
de desenvolvimento regional que promova o desenvolvimento económico, social e cultural do 
Vale do Tua. Nasceu então a Agência de Desenvolvimento Regional do Vale do Tua (ADRVT), 
que integra atualmente os municípios de Alijó, Carrazeda de Ansiães, Mirandela, Murça e Vila 
Flor e a EDP. A ADRVT é uma agência sem fins lucrativos e com características de utilidade 
pública e que irá promover, ao longo dos próximos anos, um conjunto de iniciativas para a 
valorização dos recursos endógenos do Vale do Tua e aproveitar as oportunidades criadas pelo 
AHFT [73]. A fonte de financiamento para o funcionamento da agência é a contribuição anual 
da EDP para o Fundo do Tua já referido anteriormente no documento. 
A ADRVT pretende juntar os esforços das comunidades da região e da EDP para que seja 
concretizado um conjunto de projetos que têm por fim a criação de riqueza, de emprego e 
bem-estar, invertendo a tendência de desertificação que se tem verificado nestas áreas e 
ainda o fortalecimento do tecido empresarial da região, principalmente no sector do turismo, 
o que ajudará a criar fatores de atratividade para agentes privados que possam vir a instalar-
se na região no futuro. 
A construção da barragem do AHFT irá criar oportunidades de emprego, estando prevista 
uma média de 800 trabalhadores diretos na obra, podendo atingir os 1000 trabalhadores no 
pico da obra, e cerca de 3000 postos de trabalho indiretamente ligados à obra. A mobilização 
destas pessoas irá contribuir para o desenvolvimento de atividades de apoio, como a 
restauração e o alojamento. Outra das condicionantes da DIA era a criação de oportunidades 
de autoemprego, o que foi conseguido através do programa EDP Empreendedor Sustentável 
que, na sua primeira edição realizada para a região do Baixo Sabor, gerou cerca de 100 
empregos diretos, um investimento direto de 2,9 milhões de euros na região e um volume de 
negócios de 4 milhões de euros. Este programa incluirá agora também a região do Tua para 
além da região do Baixo Sabor [74]. 
O desenvolvimento do potencial turístico no Vale do Tua irá também contribuir para a 
criação de emprego através de projetos como o Núcleo Museológico e o importante Plano de 
Mobilidade. 
O Plano de Mobilidade, proposto aquando da construção do AHFT, será promovido pela 
ADRVT e financiado pela EDP e será a única alternativa viável para a manutenção de grande 
parte da Linha do Tua, que já tinha sido suspensa em 2008 devido a vários acidentes na 
mesma. Este sistema de mobilidade, comparticipado em 10 milhões pela EDP e 
complementado por verbas comunitárias, permitirá a requalificação de aproximadamente 
três quartos da linha. O investimento realizado permitirá criar duas soluções de mobilidade: 
mobilidade quotidiana e mobilidade turística.  
A mobilidade quotidiana focar-se-á na mobilidade das populações locais através de 
transporte rodoviário e ferroviário. A mobilidade turística, por sua vez, consiste num circuito 
multimodal que utiliza 3 modos de transporte diferentes entre Foz Tua e Mirandela, divididos 
 Análise Qualitativa 95 
 
em três troços e esquematizados na Figura 4.19. No primeiro troço o transporte será feito 
utilizando um veículo elétrico sobre carris e um funicular (para vencer a cota entre a 
barragem e Foz Tua) num percurso de 4 km. O segundo troço faz a ligação entre a barragem e 
Brunheda, com uma extensão de 19,1 km, utilizando um serviço de natureza turística. 
Finalmente, o terceiro troço faz a ligação entre Brunheda e Mirandela através de um comboio 
e terá uma extensão de 39,2 km. Está previsto o início da exploração deste plano a partir de 
2016 [74]. 
 
Figura 4.19 - Circuito multimodal do Plano de Mobilidade [74]. 
O Núcleo Museológico, previsto para 2016, será instalado num edifício novo na estação 
ferroviária do Foz Tua, em Carrazeda de Ansiães, e servirá como referência e homenagem à 
memória da Linha e do Vale do Tua. 
Em Dezembro de 2012 a ADRVT entregou o Projecto Base para a construção, instalação e 
gestão do Parque Natural Regional do Vale do Tua ao Instituto de Conservação da Natureza e 
Florestas (ICNF), estando neste momento a ser avaliado. O parque natural é financiado a 
partir das contribuições anuais da EDP para o Fundo do Tua e trata-se de uma área protegida 
de âmbito regional para proteção dos valores de biodiversidade e, ao mesmo tempo, para 
potenciação do turismo de natureza, dos desportos náuticos, da saúde e bem-estar e das 
aldeias ribeirinhas [74]. 
A recuperação do património da região é outro das iniciativas que contribuirá para o 
desenvolvimento regional. Foi assinado, a 24 de Maio de 2013, um protocolo entre a Direcção 
Regional de Cultura do Norte, a EDP – Gestão da Produção de Energia, S.A. e a ADRVT, onde 
foi definido que a EDP irá financiar o desenvolvimento do projeto de recuperação do 
património cultural localizado nos municípios abrangidos pelo AHFT com uma verba de 1580 
mil euros. Está prevista a requalificação de um conjunto de monumentos, nomeadamente, o 
Santuário do Senhor de Perafita, a ponte e via medieval de São Mamede de Ribatua (ambos 
em localizados em Alijó), a Capela da Misericórdia de Murça, Cabeço da Mina no concelho de 
Vila Flor, o Castelo de Ansiães e a Igreja da Lavandeira (ambos no concelho de Carrazeda de 
Ansiães) e ainda outros monumentos em Mirandela (ainda por definir) [74]. 
Como tinha sido referido no capítulo 3 (Análise Técnica), mais especificamente no 
subcapítulo Albufeira, o NPA foi escolhido entre 3 cotas possíveis: 170, 180 e 195. Por decisão 
da DIA, foi determinado o NPA 170 por se considerar que era a solução menos desfavorável, 
por ser a cota mais baixa, visto que permitia reduzir muitos dos impactos ao nível de recursos 
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hídricos, sistemas ecológicos, património e paisagem. O facto de os NPA 195 e 180, soluções 
que permitiam ter uma maior albufeira e, por isso, maior produção de energia elétrica e 
maior capacidade de responder aos picos de procura e de regularização das afluências, terem 
sido preteridos evidencia que existem mais fatores para além dos aspetos quantitativos que 
devem ser considerados na tomada de decisão de investir num projeto deste tipo. 
  
 
 
 
Capítulo 5  
Conclusões 
5.1 - Conclusões 
Os novos aproveitamentos hidroelétricos licenciados e em construção, que foram 
aprovados pelo Governo na última década vão no seguimento das políticas energéticas 
europeias e mundiais, no que à redução do nível de emissões diz respeito. Apresentam 
características importantes para responder às previsões do aumento do consumo de energia 
elétrica, principalmente em períodos de ponta, e contribuem para a redução da fatura 
energética externa graças à diminuição das importações de combustíveis fósseis por redução 
do tempo de operação das centrais térmicas. Desse modo, a produção de energia através das 
fontes de energia renovável, como a hídrica e a eólica, será a aposta nos tempos que se 
aproximam para o mix energético do parque electroprodutor nacional. 
Inserido nestes novos aproveitamentos hidroelétricos está o Aproveitamento Hidroelétrico 
do Foz Tua (AHFT), que irá contribuir para o melhor aproveitamento do potencial hídrico 
nacional ainda existente, principalmente na Bacia Hidrográfica do Douro.  
Como o AHFT é um aproveitamento reversível, terá a capacidade de bombar água da 
albufeira de jusante para a albufeira de montante nas horas de vazio, altura em que os 
preços da energia são mais baixos, e aproveitar para turbinar essa água armazenada nos 
períodos de ponta, onde os preços são mais altos, gerando mais receitas do que conseguiria 
caso fosse um aproveitamento sem reversibilidade. Para além disso, terá capacidade de 
responder com rapidez às grandes variações de carga que possam surgir. 
No que diz respeito à análise técnica, devido ao AHFT se situar no limiar do Alto Douro 
Vinhateiro, recorreu-se ao Arquiteto Souto Moura para reformular o projeto inicial do edifício 
da central hidroelétrica e da subestação, procurando reduzir ao máximo o impacto no valor 
paisagístico do Alto Douro Vinhateiro e transformá-lo numa perspetiva de promoção de 
desenvolvimento regional. Deste novo projeto resultou o enterramento de praticamente 
todos os edifícios que ficariam à superfície com a exceção da subestação, que ficará numa 
plataforma ao nível da ponte rodoviária Edgar Cardoso. 
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A central hidroelétrica do AHFT é constituída por dois grupos geradores (turbina-bomba e 
alternador-motor) que podem funcionar tanto em modo de turbinamento como em modo de 
bombagem, bastando alterar o sentido de rotação da máquina. A turbina-bomba instalada é 
do tipo Francis reversível. Quando em modo de bombagem, o alternador-motor síncrono 
trifásico, como não consegue arrancar sozinho a partir do repouso, necessitará de um sistema 
de arranque auxiliar, após o desafogamento da roda. Para tal é utilizado um conversor 
estático de frequência, que é comum aos dois grupos geradores, responsável pelo arranque e 
sincronização do motor de cada grupo gerador. 
A potência nominal a instalar nos grupos geradores foi dividida igualmente por cada 
grupo, uma vez que se optou pela divisão do caudal e este é um dos fatores de que depende a 
potência, assim como a queda, rendimento e perdas de carga. Esta opção levou a que seja 
necessário o dobro de certas estruturas civis e equipamentos: circuitos hidráulicos (tomada 
de água, túnel de adução e restituição), sistemas de desafogamento da roda, sistemas de 
excitação, sistemas de regulação de velocidade e transformadores de grupo. 
Relativamente à avaliação económica do projeto, considerando um plano do projeto 
dividido em duas fases distintas, fase de construção e fase de exploração, verificou-se que a 
maior parte é proveniente da venda de energia elétrica ao longo da fase de exploração. 
Constatou-se ainda que o AHFT conseguirá maximizar os lucros com a venda de energia 
elétrica ao mesmo tempo que otimiza os recursos hídricos ao seu dispor, graças à capacidade 
de armazenamento útil de água na sua albufeira. 
Para um ano considerado normal, atestou-se que os aproveitamentos com maior 
capacidade de armazenamento de água nas albufeiras conseguem uma melhor rentabilização 
da energia que produzem graças ao armazenamento da água que será turbinada em horas em 
que os preços de mercado são mais elevados. 
De uma maneira geral, a presença do AHFT irá afetar os restantes aproveitamentos da 
cascata de forma positiva no que à produção de energia elétrica diz respeito. Apenas o caso 
do aproveitamento da Valeira (por estar imediatamente a montante pode ser obrigado a 
turbinar pontualmente para favorecer a bombagem no AHFT) e do aproveitamento do Baixo 
Sabor (por “competir” com o AHFT), os aproveitamentos pertencentes à cascata do Douro 
terão um incremento na produção de energia (associado a menos caudais descarregados) e, 
consequentemente, um aumento nas receitas em mercados de eletricidade. 
Nos recebimentos durante a fase de exploração foi considerada a remuneração dos 
serviços de sistema que o AHFT poderá fornecer ao Gestor do Sistema. O valor de 20% das 
receitas líquidas adotado para a estimativa está acima do usado como referência no PNBEPH 
atendendo a que, com a maior penetração de energia eólica no sistema elétrico, os 
aproveitamentos hidroelétricos terão uma importância acrescida na garantia da estabilidade 
do sistema devido às suas características – arranque rápido, disponibilidade e flexibilidade. 
Ainda nos recebimentos, está também incluída a parcela relativa à garantia de potência 
que o Governo paga ao AHFT como incentivo ao investimento, por um período de 10 anos. 
Contudo, é uma parcela pouco significativa da remuneração total que está prevista, cabendo 
à empresa promotora do projeto suportar o risco do investimento. Existe ainda uma pequena 
parcela nos recebimentos que diz respeito ao ganho que o sistema tem, em termos 
financeiros, com a presença do AHFT na cascata do Douro, ainda que pouco significativa 
comparando com os restantes valores. 
Da utilização dos indicadores económicos na avaliação económica quantitativa do projeto 
retira-se que um projeto será economicamente viável quando o VAL é positivo, sendo que 
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este depende da taxa de retorno que uma empresa exige para que o investimento em causa 
seja viável, denominada Weighted Average Cost of Capital (WACC). Quanto menor for a taxa 
de retorno exigida pelos investidores, maior será o VAL e, por conseguinte, maior será a 
probabilidade de o investimento no projeto ser aprovado por se considerar que este é 
economicamente viável. 
Quanto à TIR, como o valor obtido para a TIR foi de 8,1%, superior aos 7,8% assumidos 
pela EDP numa apresentação aos seus investidores, o que, aliado ao facto de o AHFT já se 
encontrar em construção, leva a crer que o valor obtido não anda muito afastado do valor 
real. 
A opção por uma análise quantitativa de risco acabou por se revelar bastante útil, uma 
vez que permitia quantificar algumas das incertezas e riscos associados a este tipo de 
projetos. Enquanto que com uma análise determinística permite apenas obter uma estimativa 
dos indicadores económicos, com a análise de risco é possível determinar, com determinado 
grau de probabilidade de ocorrência, qual o intervalo de valores do VAL e da TIR para um 
determinado valor da taxa de retorno exigida pelos investidores, servindo como elemento 
essencial completar a avaliação económica da viabilidade do projeto e se a empresa deverá 
avançar ou não para o investimento. 
Iniciativas e projetos promovidas pela ADRVT como a criação de emprego, um Parque 
Natural, o desenvolvimento de um Plano de Mobilidade para as populações, a construção de 
um Núcleo Museológico e a recuperação de património nas regiões afetadas pelo AHFT, que 
demonstram sensibilidade para outros aspetos que não o financeiro, provam que todos os 
fatores devem ser considerados para evitar problemas que poderiam surgir caso a avaliação 
do projeto fosse unicamente quantitativa. 
Em jeito de conclusão, é de lamentar que muitas vezes, devido às inúmeras pressões 
exercidas em diversas áreas, por vezes injustificadas, não seja tomada a melhor decisão do 
ponto de vista técnico relativamente à construção de aproveitamentos hidroelétricos, 
complicando a já difícil gestão dos recursos hídricos e do sistema elétrico nacional. 
 
5.2 - Trabalhos Futuros 
Após a conclusão deste trabalho e tendo em conta todas as simplificações e considerações 
feitas no desenvolvimento do mesmo, procurou-se encontrar maneiras de melhorar os 
resultados obtidos, bem como novas ideias para complementar o trabalho atual. Serão agora 
apresentadas algumas sugestões e ideias possíveis para um trabalho futuro. 
Quando se estimaram as remunerações em mercados de eletricidade e em serviços de 
sistema fornecidos, foram feitas várias considerações e simplificações devido à grande 
incerteza de previsão de médio/longo prazo, principalmente no que diz respeito a diagramas 
de carga, hidraulicidade e eolicidade, preços de mercado e a estrutura do parque 
electroprodutor. A possível harmonização ibérica dos serviços de sistema, a integração do 
MIBEL num mercado europeu de eletricidade e uma grande integração de veículos elétricos 
no sistema elétrico são também fatores não considerados neste trabalho mas que poderão 
alterar significativamente os valores estimados para este trabalho. 
No programa utilizado para estimar as receitas nos mercados de eletricidade foram 
consideradas as afluências, fornecidas pela EDP, como dado de entrada do programa. Como 
essas afluências tinham por base um histórico mensal e tiveram que ser convertidas em 
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registos horários (o programa é horário), seria interessante introduzir como entrada 
afluências horárias para maior precisão de resultados. No cálculo das receitas foi também 
considerado que os preços de mercado não seriam afetados pelas ofertas de compra e venda 
de energia, quando na verdade isso não acontece, o que teria bastante influência nos 
resultados obtidos. 
Assumiu-se que a compra de energia elétrica apenas era possível nos mercados de 
eletricidade. Poderia ser também considerada a hipótese de se comprar energia proveniente 
das eólicas a preços muito baixos, situação que também acontece na realidade. 
Na análise de risco efetuada, as receitas obtidas em mercados de eletricidade foram 
admitidas como único valor a ser sorteado para as entradas, visto que era conhecido o 
comportamento das receitas para os 40 anos de registos. Uma possibilidade para tornar a 
análise de risco mais completa seria considerar, por exemplo, a taxa de inflação como uma 
entrada a ser sorteada, ainda que tivesse que ser determinado o comportamento da mesma a 
partir dos registos disponíveis. Outra hipótese seria sortear a taxa de crescimento dos preços 
de mercado. 
Para a avaliação económica do projeto do AHFT fez-se a comparação entre o valor da TIR 
obtido com o WACC assumido pela EDP numa apresentação aos seus investidores. Como a TIR 
deu superior ao WACC e o AHFT já está a ser construído, pode dizer-se que o valor obtido não 
andará muito afastado do verdadeiro. Contudo, caso o WACC fosse conhecido poderia ter sido 
feita uma análise mais profunda. 
Ainda relacionado com este trabalho, poderia ser estudada a possibilidade de instalar um 
sistema semelhante a uma mini-hídrica, colocado à saída do dispositivo de caudal ecológico, 
de maneira a poder turbinar essa água e rentabilizar melhor o recurso hídrico disponível no 
AHFT, continuando sempre a garantir a assegurar o regime de caudais indicado. 
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Anexos 
Anexo A – Investimentos, Pagamentos e Recebimentos 
Na Tabela A.1 à Tabela A.7 estão especificados os investimentos, pagamentos e 
recebimentos ao longo da fase de construção e da fase de exploração, de acordo com o que 
foi dito no Capítulo 4. 
 
Tabela A.1 – Resultados dos investimentos, pagamentos e recebimentos entre 2008 e 2016. 
[k€] 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016
1.1 Terrenos 1556,42 3200 489,6 249,696 1952,623 692,7566
1.2 Obras 17066,15 109650 22368,6 22815,97 27926,75 23737,74
1.3 Equipamentos 2769,455 11388 25167,48 27645,51 24170,07 7190,597
1.4 Projectos 3891,051 3000 3060 3121,2 3183,624 4329,729
1.5 Gestão e Fisc. 892,9961 3060 3121,2 3183,624 3247,296 2318,57
1.6 Imprevistos 832,9841 4885,925 1675,487 1758,182 1928,296 1199,494
1.7 Pagamento Concessão 53 100 10 495
2.1 Mercado Electricidade
2.2 Serviço Sistema
2.3 Ganho Douro
2.4 Garantia Potência
2.5 O&M + Pessoal
2.6 Fundo do Tua (3%)
Fase Construção
 
 
Tabela A.2 – Resultados dos investimentos, pagamentos e recebimentos entre 2017 e 2029 
(continuação). 
2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029
32845,51 33830,88 34845,81 35891,18 36967,92 38076,95 39219,26 40395,84 41607,72 42855,95 44141,63 45465,87 46829,85
6569,103 6766,176 6969,161 7178,236 7393,583 7615,391 7843,852 8079,168 8321,543 8571,189 8828,325 9093,175 9365,97
557 573,71 590,9213 608,6489 626,9084 645,7157 665,0871 685,0397 705,5909 726,7587 748,5614 771,0183 794,1488
3276 3276 3276 3276 3276 3276 3276 3276 3276 3276
500 510 520,2 530,604 541,2161 552,0404 563,0812 574,3428 585,8297 597,5463 609,4972 621,6872 634,1209
985,3654 1014,926 1045,374 1076,735 1109,037 1142,309 1176,578 1211,875 1248,231 1285,678 1324,249 1363,976 1404,896
Fase Exploração
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Tabela A.3 – Resultados dos investimentos, pagamentos e recebimentos entre 2030 e 2042 
(continuação). 
2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040 2041 2042
48234,75 49681,79 51172,24 52707,41 54288,63 55917,29 57594,81 59322,65 61102,33 62935,4 64823,47 66768,17 68771,21
9646,949 9936,358 10234,45 10541,48 10857,73 11183,46 11518,96 11864,53 12220,47 12587,08 12964,69 13353,63 13754,24
817,9733 842,5125 867,7879 893,8215 920,6361 948,2552 976,7029 1006,004 1036,184 1067,27 1099,288 1132,266 1166,234
646,8033 659,7394 672,9342 686,3929 700,1207 714,1231 728,4056 742,9737 757,8332 772,9898 788,4496 804,2186 820,303
1447,042 1490,454 1535,167 1581,222 1628,659 1677,519 1727,844 1779,68 1833,07 1888,062 1944,704 2003,045 2063,136
Fase Exploração
 
 
Tabela A.4 – Resultados dos investimentos, pagamentos e recebimentos entre 2043 e 2055 
(continuação). 
2043 2044 2045 2046 2047 2048 2049 2050 2051 2052 2053 2054 2055
70834,35 72959,38 75148,16 77402,61 79724,69 82116,43 84579,92 87117,32 89730,84 92422,76 95195,44 98051,31 100992,8
14166,87 14591,88 15029,63 15480,52 15944,94 16423,29 16915,98 17423,46 17946,17 18484,55 19039,09 19610,26 20198,57
1201,221 1237,258 1274,376 1312,607 1351,985 1392,545 1434,321 1477,351 1521,671 1567,321 1614,341 1662,771 1712,654
836,7091 853,4432 870,5121 887,9223 905,6808 923,7944 942,2703 961,1157 980,338 999,9448 1019,944 1040,343 1061,149
2125,031 2188,781 2254,445 2322,078 2391,741 2463,493 2537,398 2613,519 2691,925 2772,683 2855,863 2941,539 3029,785
Fase Exploração
 
 
Tabela A.5 - Resultados dos investimentos, pagamentos e recebimentos entre 2056 e 2068 
(continuação). 
2056 2057 2058 2059 2060 2061 2062 2063 2064 2065 2066 2067 2068
104022,6 107143,3 110357,6 113668,3 117078,4 120590,7 124208,5 127934,7 131772,8 135725,9 139797,7 143991,7 148311,4
20804,53 21428,66 22071,52 22733,67 23415,68 24118,15 24841,69 25586,94 26354,55 27145,19 27959,54 28798,33 29662,28
1764,034 1816,955 1871,464 1927,608 1985,436 2044,999 2106,349 2169,539 2234,626 2301,664 2370,714 2441,836 2515,091
1082,372 1001 1126,1 1148,622 1171,595 1195,027 1218,927 1243,306 1268,172 1293,535 1319,406 1345,794 1372,71
3120,679 3214,299 3310,728 3410,05 3512,352 3617,722 3726,254 3838,041 3953,183 4071,778 4193,932 4319,75 4449,342
Fase Exploração
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Tabela A.6 - Resultados dos investimentos, pagamentos e recebimentos entre 2069 e 2081 
(continuação). 
2069 2070 2071 2072 2073 2074 2075 2076 2077 2078 2079 2080 2081
152760,7 157343,6 162063,9 166925,8 171933,6 177091,6 182404,3 187876,4 193512,7 199318,1 205297,7 211456,6 217800,3
30552,15 31468,71 32412,77 33385,16 34386,71 35418,31 36480,86 37575,29 38702,55 39863,62 41059,53 42291,32 43560,06
2590,543 2668,26 2748,308 2830,757 2915,679 3003,15 3093,244 3186,042 3281,623 3380,072 3481,474 3585,918 3693,496
1400,164 1428,167 1456,731 1485,865 1515,583 1545,894 1576,812 1608,348 1640,515 1673,326 1706,792 1740,928 1775,747
4582,822 4720,307 4861,916 5007,774 5158,007 5312,747 5472,129 5636,293 5805,382 5979,544 6158,93 6343,698 6534,009
Fase Exploração
 
 
Tabela A.7 - Resultados dos investimentos, pagamentos e recebimentos entre 2082 e 2091 
(continuação). 
2082 2083 2084 2085 2086 2087 2088 2089 2090 2091
224334,3 231064,3 237996,3 245136,1 252490,2 260064,9 267866,9 275902,9 284180 292705,4
44866,86 46212,87 47599,25 49027,23 50498,05 52012,99 53573,38 55180,58 56836 58541,08
3804,3 3918,429 4035,982 4157,062 4281,774 4410,227 4542,534 4678,81 4819,174 4963,749
1811,262 1847,487 1884,437 1922,125 1960,568 1999,779 2039,775 2080,57 2122,182 2164,625
6730,029 6931,93 7139,888 7354,084 7574,707 7801,948 8036,007 8277,087 8525,399 8781,161
Fase Exploração
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Anexo B – Distribuição de Investimentos 
Na Tabela B.1 encontra-se a calendarização para a distribuição de investimentos, 
fornecido pela EDP para o cálculo de preços constantes. 
 
Tabela B.1 – Calendarização para distribuição dos investimentos. 
[k€] 2011 2012 2013 2014 2015 2016 
Terrenos 20% 40% 6% 3% 23% 8% 
Obras 8% 50% 10% 10% 12% 10% 
Equipamentos 3% 12% 26% 28% 24% 7% 
Projetos 20% 15% 15% 15% 15% 20% 
Gestão e Fisc. 6% 20% 20% 20% 20% 14% 
 
Para os Imprevistos foi considerado que estes seriam 4% do valor de aquisição de 
Terrenos, mais 4% do investimento em Obras e ainda mais 3% do investimento em 
Equipamentos. 
Na Tabela B.2 estão os valores dos investimentos já distribuídos de acordo com o referido 
atrás. 
 
Tabela B.2 – Investimentos distribuídos de acordo com a calendarização fornecida. 
[k€] 2011 2012 2013 2014 2015 2016 Total 
Terrenos 1600 3200 480 240 1840 640 8000 
Obras 17544 109650 21930 21930 26316 21930 219300 
Equipamentos 2847 11388 24674 26572 22776 6643 94900 
Projetos 4000 3000 3000 3000 3000 4000 20000 
Gestão e Fisc. 918 3060 3060 3060 3060 2142 15300 
Imprevistos 856,3076 4885,925 1642,634 1689,91 1817,076 1108,147 12000 
 
Na Tabela B.3 estão calculados os índices que serão utilizados no cálculo dos preços 
correntes, tal como referido no Capítulo 4. 
 
Tabela B.3 – Índices para cálculo dos preços correntes. 
 2011 2012 2013 2014 2015 2016 
Inflação 3,75% 2,80% 2,00% 2,00% 2,00% 2,00% 
Índices 97,27626 100 102 104,04 106,1208 108,2432 
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Na Tabela B.4 encontram-se os preços correntes calculados e que serão utilizados na 
Análise Financeira do Capítulo 4. 
 
Tabela B.4 – Preços correntes dos investimentos realizados. 
[k€] 2011 2012 2013 2014 2015 2016 
Terrenos 1556,42 3200 489,6 249,696 1952,623 692,7566 
Obras 17066,15 109650 22368,6 22815,97 27926,75 23737,74 
Equipamentos 2769,455 11388 25167,48 27645,51 24170,07 7190,597 
Projetos 3891,051 3000 3060 3121,2 3183,624 4329,729 
Gestão e Fisc. 892,9961 3060 3121,2 3183,624 3247,296 2318,57 
Imprevistos 832,9841 4885,925 1675,487 1758,182 1928,296 1199,494 
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Anexo C – Análise Financeira 
Na Tabela C.1 até à Tabela C.7 estão discriminados os cálculos das rubricas da Análise 
Financeira ao longo do tempo de vida útil do projeto, tal como referido no Capítulo 4. 
 
Tabela C.1 – Resultados da Análise Financeira do ano -9 ao ano -1. 
2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016
-9 -8 -7 -6 -5 -4 -3 -2 -1
1 Cash Flow  Investimento 53100 0 10494,81 27009,05 135183,9 55882,37 58774,18 62408,66 39468,88
2 Proveitos
3 Custos Operacionais
5 EBITDA
6 Amortizações
7 EBIT
8 EBIT*(1-IRC)
9 Cash Flow  Total -53100 0 -10494,8 -27009,1 -135184 -55882,4 -58774,2 -62408,7 -39468,9
Rubrica [k€]
Fase Construção
 
 
Tabela C.2 – Resultados da Análise Financeira do ano 0 ao ano 12 (continuação). 
2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029
0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12
43247,61 44446,77 45681,89 46954,06 48264,41 49614,06 51004,2 52436,05 53910,85 55429,9 53718,52 55330,06 56989,97
1485,365 1524,926 1565,574 1607,339 1650,253 1694,349 1739,659 1786,218 1834,061 1883,224 1933,746 1985,663 2039,017
41762,25 42921,84 44116,32 45346,73 46614,15 47919,71 49264,54 50649,83 52076,79 53546,67 51784,77 53344,4 54950,95
5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077
41762,25 42921,84 44116,32 45346,73 46614,15 47919,71 49264,54 50649,83 52076,79 53546,67 51784,77 53344,4 54950,95
8993,294 9283,191 9581,809 9889,412 10206,27 10532,66 10868,87 11215,19 11571,93 11939,4 11498,92 11888,83 12290,47
32768,96 33638,65 34534,51 35457,31 36407,89 37387,05 38395,68 39434,64 40504,86 41607,27 40285,84 41455,57 42660,48
Fase Exploração
 
 
Tabela C.3 – Resultados da Análise Financeira do ano 13 ao ano 25 (continuação). 
2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040 2041 2042
13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25
58699,67 60460,66 62274,48 64142,71 66067 68049,01 70090,47 72193,18 74358,98 76589,75 78887,45 81254,07 83691,68
2093,845 2150,193 2208,101 2267,615 2328,78 2391,642 2456,25 2522,654 2590,903 2661,052 2733,154 2807,264 2883,439
56605,82 58310,47 60066,38 61875,1 63738,21 65657,36 67634,22 69670,53 71768,08 73928,7 76154,29 78446,81 80808,25
5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077
56605,82 58310,47 60066,38 61875,1 63738,21 65657,36 67634,22 69670,53 71768,08 73928,7 76154,29 78446,81 80808,25
12704,19 13130,35 13569,32 14021,51 14487,28 14967,07 15461,29 15970,36 16494,75 17034,91 17591,3 18164,43 18754,79
43901,64 45180,12 46497,05 47853,59 49250,93 50690,29 52172,94 53700,17 55273,33 56893,8 58562,99 60282,37 62053,46
Fase Exploração
 
 
Tabela C.4 – Resultados da Análise Financeira do ano 26 ao ano 38 (continuação). 
2043 2044 2045 2046 2047 2048 2049 2050 2051 2052 2053 2054 2055
26 27 28 29 30 31 32 33 34 35 36 37 38
86202,44 88788,52 91452,17 94195,74 97021,62 99932,27 102930,2 106018,1 109198,7 112474,6 115848,9 119324,3 122904
2961,74 3042,224 3124,957 3210 3297,422 3387,287 3479,668 3574,635 3672,263 3772,628 3875,807 3981,882 4090,934
83240,7 85746,29 88327,21 90985,74 93724,19 96544,97 99450,56 102443,5 105526,4 108702 111973,1 115342,5 118813,1
5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077
83240,7 85746,29 88327,21 90985,74 93724,19 96544,97 99450,56 102443,5 105526,4 108702 111973,1 115342,5 118813,1
19362,91 19989,3 20634,53 21299,16 21983,78 22688,97 23415,37 24163,6 24934,33 25728,23 26546 27388,35 28256,01
63877,8 65756,99 67692,68 69686,57 71740,41 73856 76035,19 78279,89 80592,08 82973,77 85427,07 87954,11 90557,12
Fase Exploração
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Tabela C.5 – Resultados da Análise Financeira do ano 39 ao ano 51 (continuação). 
2056 2057 2058 2059 2060 2061 2062 2063 2064 2065 2066 2067 2068
39 40 41 42 43 44 45 46 47 48 49 50 51
126591,2 130388,9 134300,6 138329,6 142479,5 146753,8 151156,5 155691,2 160362 165172,8 170128 175231,9 180488,8
4203,051 4215,299 4436,828 4558,672 4683,947 4812,749 4945,181 5081,347 5221,355 5365,313 5513,338 5665,544 5822,052
122388,1 126173,6 129863,8 133770,9 137795,6 141941,1 146211,3 150609,9 155140,6 159807,5 164614,6 169566,3 174666,7
5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077
122388,1 126173,6 129863,8 133770,9 137795,6 141941,1 146211,3 150609,9 155140,6 159807,5 164614,6 169566,3 174666,7
29149,77 30096,14 31018,67 31995,47 33001,62 34038,02 35105,56 36205,19 37337,88 38504,6 39706,39 40944,3 42219,41
93238,37 96077,49 98845,09 101775,5 104793,9 107903,1 111105,8 114404,7 117802,7 121302,9 124908,2 128622 132447,3
Fase Exploração
 
 
Tabela C.6 – Resultados da Análise Financeira do ano 52 ao ano 64 (continuação). 
2069 2070 2071 2072 2073 2074 2075 2076 2077 2078 2079 2080 2081
52 53 54 55 56 57 58 59 60 61 62 63 64
185903,4 191480,6 197225 203141,7 209236 215513,1 221978,4 228637,7 235496,9 242561,8 249838,7 257333,8 265053,9
5982,986 6148,474 6318,647 6493,639 6673,59 6858,641 7048,941 7244,641 7445,897 7652,87 7865,722 8084,626 8309,756
179920,4 185332,1 190906,3 196648,1 202562,4 208654,4 214929,5 221393,1 228051 234908,9 241972,9 249249,2 256744,1
5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077
179920,4 185332,1 190906,3 196648,1 202562,4 208654,4 214929,5 221393,1 228051 234908,9 241972,9 249249,2 256744,1
43532,84 44885,75 46279,31 47714,75 49193,32 50716,33 52285,1 53901,01 55565,48 57279,97 59045,97 60865,03 62738,75
136387,6 140446,3 144627 148933,3 153369 157938,1 162644,4 167492,1 172485,5 177629 182927 188384,2 194005,3
Fase Exploração
 
 
Tabela C.7 – Resultados da Análise Financeira do ano 65 ao ano 74 (continuação). 
2082 2083 2084 2085 2086 2087 2088 2089 2090 2091
65 66 67 68 69 70 71 72 73 74
273005,5 281195,6 289631,5 298320,4 307270 316488,1 325982,8 335762,3 345835,2 356210,2
8541,291 8779,417 9024,325 9276,209 9535,275 9801,727 10075,78 10357,66 10647,58 10945,79
264464,2 272416,2 280607,2 289044,2 297734,8 306686,4 315907 325404,6 335187,6 345264,4
5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077 5789,077
264464,2 272416,2 280607,2 289044,2 297734,8 306686,4 315907 325404,6 335187,6 345264,4
64668,77 66656,78 68704,52 70813,79 72986,42 75224,34 77529,48 79903,89 82349,62 84868,83
199795,4 205759,4 211902,6 218230,4 224748,4 231462,1 238377,5 245500,7 252837,9 260395,6
Fase Exploração
 
 
